Estudio de la factibilidad para la implementación del sistema de inyección de dióxido de carbono (co2), huff and puff, en campos maduros by Espinosa Aguirre, Edgar Germán
I 
 
UNIVERSIDAD CENTRAL DE ECUADOR 
FACULTAD DE INGENIERÍA EN GEOLOGÍA, MINAS, PETRÓLEOS Y 
AMBIENTAL 







ESTUDIO DE LA FACTIBILIDAD PARA LA IMPLEMENTACIÓN DEL 
SISTEMA DE INYECCIÓN DE DIÓXIDO DE CARBONO (CO2), HUFF 
AND PUFF, EN CAMPOS MADUROS. 
 
 
Trabajo de Grado presentado como requisito parcial para optar el Título de 






















A Dios por darme sabiduría e inteligencia, a mi Mami por cuidarme 
siempre, guiar mis pasos, iluminar mi camino durante mi formación para ser un 
excelente profesional, por escuchar mis oraciones y llenarme de bendiciones. 
 
A mi Mami Glori quien con su amor y dedicación me ha guiado y me ha 
enseñado lo mejor, por todo su incansable esfuerzo, su sacrificio y por su infinita 
comprensión. Gracias Mami por su infinito amor y todas sus bendiciones. 
 
A mi Papi y Beatriz quienes han sido mi mayor ejemplo, por su lucha y 
esfuerzo día a día para darme lo mejor, por apoyarme siempre, por sus consejos, 
enseñanzas y fuerzas para salir adelante y conseguir todas mis metas. Gracias por 
ser el pilar de mi carrera.  
 
A mi hermano Oscar por su apoyo incondicional, por estar conmigo en 
todo momento y por todo su ánimo durante mi vida universitaria.  
 
A mis tías y tíos en especial a Lorena y Silvio quienes han sido mi 
inspiración, por su confianza, por todos sus consejos, por todas sus enseñanzas y 
el apoyo con mucho cariño, que han servido para conseguir éste logro.  
 
A Lilian quien con amor me ha apoyado, por su aliento, por su ayuda, por 
su paciencia y comprensión durante la elaboración de ésta tesis.  
 
A mis amigos por todos los momentos compartidos, por todas las 










A Mami Glori, mis padres, mi hermano, mis tías, mis tíos, mis primas, mis 
primos y mis amigos quienes siempre me han animado para seguir adelante. 
Gracias por todo el cariño y apoyo durante toda mi vida universitaria.  
 
A la FIGEMPA de la UNIVERSIDAD CENTRAL DEL ECUADOR por 
su formación como profesional haciéndome día a día una mejor persona y un 
excelente profesional. 
 
A los Ingenieros Juan Perez y Bernardino Lopez,  a todo el equipo de 
HALLIBURTON CONSULTING & PROJECT MANAGEMENT por recibirme 
de la mejor manera, brindarme su valiosa ayuda y compartir conmigo de forma 
desinteresada todo su conocimiento. 
 
Al Ingeniero Fernando Reyes por la asesoría que prestó para la elaboración 
y culminación del presente trabajo de tesis. 
 
A los Ingenieros Gustavo Pinto, Nelson Suquilanda y Víctor Hugo Paredes 
por su aporte y guía importante para la culminación del presente trabajo de tesis. 
 
Al Ingeniero Erith Valbuena por su asesoría en ésta tesis, por todos sus 
consejos y recomendaciones. Gracias Camarada.  
 
A los Ingenieros Mayra Tapia, Gregoria Briceño, Briyi Cobos, Stalin 
Bustillos y de manera muy especial a la Ingeniero Carlota Meléndez por su 
ejemplo, por todas sus enseñanzas, sus consejos y por el apoyo incondicional, que 














ÍNDICE GENERAL............................................................................................. VII 
LISTA DE TABLAS ........................................................................................... XII 
LISTA DE FIGURAS .......................................................................................... XV 
RESUMEN: ....................................................................................................... XIX 
ABSTRACT: ...................................................................................................... XXI 
INTRODUCCIÓN .................................................................................................. 1 
CAPÍTULO I ........................................................................................................... 3 
1. DEFINICIÓN DEL PROBLEMA ................................................................... 3 
1.1. PLANTEAMIENTO Y FORMULACIÓN DEL PROBLEMA ............... 3 
1.2. HIPÓTESIS .............................................................................................. 4 
1.3. OBJETIVOS ............................................................................................. 4 
1.3.1. Objetivo General ............................................................................... 4 
1.3.2. Objetivos Específicos ........................................................................ 4 
1.4. JUSTIFICACIÓN ..................................................................................... 5 
1.5. MARCO LEGAL ..................................................................................... 5 
1.6. MARCO ÉTICO ....................................................................................... 6 
1.7. MARCO REFERENCIAL ....................................................................... 6 
CAPÍTULO II ......................................................................................................... 8 
2. DISEÑO METODOLÓGICO.......................................................................... 8 
2.1. TIPO DE ESTUDIO ....................................................................................... 8 
2.2. UNIVERSO Y MUESTRA .............................................................................. 8 
2.3. MÉTODOS Y TÉCNICAS .............................................................................. 8 
2.4. ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS .................................................... 9 
VIII 
 
CAPÍTULO III ...................................................................................................... 10 
3. MARCO TEÓRICO ...................................................................................... 10 
3.1. ASPECTOS GENERALES .................................................................... 10 
3.1.1. Geología de la Cuenca Oriente Ecuatoriana ................................... 10 
3.1.1.1. Ubicación de la Cuenca Oriente Ecuatoriana .............................. 10 
3.1.1.2. Origen estructural de la Cuenca Oriente Ecuatoriana ................. 12 
3.1.1.3. Estratigrafía Original de la Cuenca Oriente ................................ 15 
3.1.2. Descripción del campo maduro ....................................................... 18 
3.1.2.1. Generalidades .............................................................................. 18 
3.1.2.2. Ubicación ..................................................................................... 19 
3.1.2.3. Estructura ..................................................................................... 19 
3.1.2.4. Marco Estratigráfico .................................................................... 23 
3.1.2.5. Descripción Litológica: ............................................................... 24 
3.2. MÉTODOS DE RECUPERACIÓN DE PETRÓLEO ............................ 26 
3.2.1. Recuperación Primaria .................................................................... 26 
3.2.2. Recuperación Mejorada .................................................................. 27 
3.2.2.1. Inyección de Agua ....................................................................... 28 
3.2.2.2. Inyección de Gas ......................................................................... 29 
3.2.2.3. Procesos Térmicos ....................................................................... 29 
3.2.2.4. Procesos Químicos ...................................................................... 30 
3.2.2.5. Procesos Miscibles ...................................................................... 32 
3.2.2.6. Procesos Biológicos .................................................................... 34 
3.3. RECUPERACIÓN MEJORADA MEDIANTE LA INYECCIÓN DE 
CO2 ………………………………………………………………………….35 
3.3.1. El Dióxido de Carbono (CO2) ......................................................... 35 
3.3.1.1. Diagrama de Fases del Dióxido de Carbono (CO2)..................... 36 
3.3.1.2. Propiedades del Dióxido de Carbono (CO2) ............................... 40 
3.4. FUNDAMENTOS DE LA RECUPERACIÓN MEJORADA 
MEDIANTE LA INYECCIÓN DE CO2 ........................................................... 45 
3.4.1. Eficiencia del desplazamiento ......................................................... 46 
3.4.2. Eficiencia de barrido ....................................................................... 47 
3.4.3. Método de Desplazamiento Inmiscible ........................................... 48 
3.4.4. Método de Desplazamiento Miscible .............................................. 50 
IX 
 
3.5. INYECCIÓN DE CO2 HUFF AND PUFF ............................................. 54 
3.5.1. Introducción .................................................................................... 54 
3.5.2. Proceso ............................................................................................ 56 
3.5.3. Efectos de la Inyección de CO2 ....................................................... 58 
3.5.4. Afectación de las Permeabilidades relativas por la Inyección de CO2
 …………………………………………………………………….60 
3.5.4.1. Solubilidad, correlación entre la Temperatura y la Presión ........ 61 
3.5.5. Presión Mínima de Miscibilidad ..................................................... 62 
3.5.5.1. Cálculo de la presión mínima de miscibilidad ............................ 62 
3.5.6. Infraestructura requerida para la inyección de CO2 ........................ 64 
3.5.6.1. Sistema de superficie relacionado con la inyección de CO2
 ………………………………………………………………….64 
3.5.6.2. Diagrama de flujo de procesos de separación y procesamiento de 
CO2 70 
3.5.6.3. Sistema de separación y procesamiento del CO2 proveniente del 
gas obtenido en el campo maduro a estudiarse .......................................... 71 
3.5.7. Unidad de inyección de CO2 ........................................................... 73 
3.5.8. Diseño conceptual inyección de CO2 .............................................. 75 
CAPÍTULO IV ...................................................................................................... 76 
4. ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS .......................................... 76 
4.1. CONDICIONES DEL CAMPO MADURO ........................................... 76 
4.1.1. Características y propiedades de las rocas productoras .................. 76 
4.1.2. Características y propiedades de los fluidos ................................... 77 
4.2. RESERVORIO U ........................................................................................ 78 
4.2.1. Comportamiento de Producción del Reservorio U. ........................ 78 
4.2.2. Comportamiento de declinación de Producción ............................. 79 
4.2.3. Comportamiento de Presión del Reservorio U................................ 81 
4.2.4. Caracterización de fluidos, reservorio U ......................................... 82 
4.3. RESERVORIO T ........................................................................................ 83 
4.3.1. Comportamiento de Producción del Reservorio T .......................... 83 
4.3.2. Comportamiento de declinación de Producción ............................. 85 
4.3.3. Comportamiento de Presión del Reservorio T ................................ 87 
X 
 
4.3.4. Caracterización de fluidos, reservorio T ......................................... 88 
4.4. CONDICIONES PARA LA APLICACIÓN DEL MÉTODO ................ 89 
4.4.1. Criterios de Aplicación para la inyección del CO2 Huff and Puff
 …………………………………………………………………….89 
4.4.2. Selección de pozos del Campo maduro .......................................... 90 
4.4.3. Caracterización de pozos seleccionados ......................................... 98 
4.4.4. Estimación de la Presión Mínima de Miscibilidad (PMM) .......... 100 
4.4.5. Cálculo de la Presión Mínima de miscibilidad relativa ................ 101 
4.5. POZOS CANDIDATOS PARA LA INYECCION DE CO2 HUFF AND 
PUFF ………………………………………………………………………..105 
4.6. POTENCIALES FUENTES DE CO2 ................................................... 107 
4.7. SEPARACIÓN Y ALMACENAMIENTO DE CO2 ............................ 108 
4.7.1. Evaluación del gas de proceso de la CPF de Palo Azul – Bloque 18
 108 
Diagrama para separar y almacenar el CO2 del Campo Palo Azul .......... 109 
Estimación de costos Clase V .................................................................. 110 
4.7.2. Evaluación del gas de proceso de la CPF de Indillana – Bloque 15.
 110 
Diagrama de Planta de Aislamiento y Almacenamiento de CO2 del Campo 
Indillana – Bloque 15. .............................................................................. 112 
Estimación de costos Clase V. ................................................................. 113 
4.7.3. Evaluación del gas de proceso Campo Bermejo – Bloque 11
 …………………………………………………………………...113 
4.8. ANÁLISIS ECONÓMICO ................................................................... 114 
4.8.1. Criterios de evaluación del proyecto ............................................. 114 
Valor actual neto (VAN) .......................................................................... 114 
Tasa interna de retorno (TIR) ................................................................... 115 
4.8.2. Diseño del proyecto....................................................................... 115 
4.8.3. Costos del proyecto ....................................................................... 116 
4.8.4. Ingresos del proyecto .................................................................... 118 
4.8.5. Pronóstico de producción .............................................................. 118 
4.8.6. Análisis Económico Pozo T – 032 ................................................ 119 
4.8.7. Análisis Económico Pozo T – 026 ................................................ 123 
XI 
 
4.8.8. Análisis Económico Pozo T – 003 ................................................ 127 
4.8.9. Análisis Económico Pozo T – 024 ................................................ 131 
4.8.10. Análisis Económico Pozo U – 040................................................ 135 
CAPÍTULO V ..................................................................................................... 140 
CONCLUSIONES .............................................................................................. 140 
RECOMENDACIONES ..................................................................................... 143 
CAPÍTULO VI .................................................................................................... 151 
BIBLIOGRAFÍA ................................................................................................ 151 
CAPÍTULO VII .................................................................................................. 149 
ANEXOS ............................................................................................................ 149 





LISTA DE TABLAS 
 
Tabla 3.1 Propiedades del Dióxido de Carbono………….……………………....44 
Tabla 4.1 Propiedades de la Roca…………………………...…………………...76 
Tabla 4.2 Propiedades de los fluidos…………………………....………………..77 
Tabla 4.3  POES y reservas oficiales para el 31-12-2012…………...…………...78 
Tabla 4.4 PVT generado para reservorio U………………...……………………83 
Tabla 4.5 PVT generado para reservorio T……………………………………....88 
Tabla 4.6 Criterios de selección Huff and Puff…………...……………………...89 
Tabla 4.7 Producción de pozos activos reservorio U……….……………………91 
Tabla 4.8 Producción de pozos activos reservorio T……….……………………92 
Tabla 4.9 Producción de pozos inactivos reservorio U…………..……………..95 
Tabla 4.10 Producción de pozos inactivos reservorio T……….……………….96 
Tabla 4.11 Caracterización de pozos activos…………….……………………..99 
Tabla 4.12 Caracterización de pozos inactivos…………….…………………...99 
Tabla 4.13 Presión Mínima de Miscibilidad, Pozos Activos………….………..100 
Tabla 4.14 Presión Mínima de Miscibilidad, Pozos Inactivos……….…………101 
Tabla 4.15 Presión Mínima de Miscibilidad Relativa, pozos activos 
U…………………………………………………………….…………………..103 
Tabla 4.16 Presión Mínima de Miscibilidad Relativa, pozos activos 
T……………………………………………………….………………………..103 




Tabla 4.18 Presión Mínima de Miscibilidad Relativa, pozos Inactivos T
 ………………………………………………….…………………….....104 
Tabla 4.19 Resumen Pozos Activos……………………...……………………..105 
Tabla 4.20 Resumen Pozos Inactivos…………………………………………...106 
Tabla 4.21 Resumen  Fuentes de CO2………………..………………………....107 
Tabla 4.22 Cromatografía del campo Palo Azul………………………………..108 
Tabla 4.23 Presupuesto referencial para la Separación y Procesamiento del CO2 
Palo Azul…………………………………………………..……………………110 
Tabla 4.24 Presupuesto referencial para la Licuefacción y Almacenamiento  del 
CO2 Indillana…………………………………………………………..………..113 
Tabla 4.25 Costo Sistema de licuefacción y almacenamiento del CO2 en la 
estación CPF…………………………………………………………………….116 
Tabla 4.26 Costo Equipo Principal. Sistema de licuefacción y almacenamiento del 
CO2………………………………………………………………………...……117 
Tabla 4.27 Costo Sistema de inyección de CO2, por cada pozo………………..117 
Tabla 4.28 Ajuste del precio del petróleo por calidad………………………….118 
Tabla 4.29 Ajuste de calidad del petróleo. T – 032…………………………….119 
Tabla 4.30 Costos variables de operación. T – 032…………….………………120 
Tabla 4.31 Análisis Económico. T – 032…………………...…………………..121 
Tabla 4.32 Resultados. Análisis Económico. T – 032……….…………………123 
Tabla 4.33 Ajuste de calidad del petróleo. T – 026…………………………….123 
Tabla 4.34 Costos variables de operación. T – 026…………….………………123 
Tabla 4.35 Análisis Económico. T – 026…………………...…………………..125 
Tabla 4.36 Resultados. Análisis Económico. T – 026……………….…………127 
XIV 
 
Tabla 4.37 Ajuste de calidad del petróleo. T – 003…………………………….127 
Tabla 4.38 Costos variables de operación. T – 003……….……………………127 
Tabla 4.39 Análisis Económico. T – 003…………………...…………………..129 
Tabla 4.40 Resultados. Análisis Económico. T – 003……….…………………131 
Tabla 4.41 Ajuste de calidad del petróleo. T – 024…………………………….131 
Tabla 4.42 Costos variables de operación. T – 024…………….………………132 
Tabla 4.43 Análisis Económico. T – 024……………………...………………..133 
Tabla 4.44 Resultados. Análisis Económico. U – 040………….………………135 
Tabla 4.45 Ajuste de calidad del petróleo. U – 040…………….………………135 
Tabla 4.46 Costos variables de operación. U – 040………………..…………...135 
Tabla 4.47 Análisis Económico. U – 040………………………..……………..137 





LISTA DE FIGURAS 
 
Figura 3.1 Ubicación de la Cuenca Oriente…………...…………………………11 
Figura 3.2 Mapa y sección estructural de la Cueca Oriente…………...…………14 
Figura 3.3 Columna estratigráfica pre-cretácea y cretácea en la región de 
Ecuador……………………………………………………..……………………17 
Figura 3.4 Mapa de ubicación geográfica…………………...…………………...19 
Figura 3.5 Sección Sísmica. Altos estructurales del área de 
estudio………………………………………………..…………………………..21 
Figura 3.6 Mapa estructural al tope de la arenisca T………….…………………22 
Figura 3.7 Columna Estratigráfica del campo maduro en estudio………...……..23 
Figura 3.8  Mecanismos de Recuperación de petróleo………………..…………26 
Figura 3.9  Diagrama de Fases del CO2, en Función de las Condiciones de Presión 
y Temperatura…………………………………………………………...……….39 
Figura 3.10  Densidad del CO2 en Función de la Presión y 
Temperatura……………………………………………...………………………41 
Figura 3.11  Viscosidad del CO2 en Función de la Presión y 
Temperatura………………………………………...……………………………42 
Figura 3.12  Diagrama Ternario……………………….…………………………43 
Figura 3.13 Relación entre número capilar y recuperación de crudo
 ……………………………………………………………………………46 
Figura 3.14 Esquema de la técnica de desplazamiento inmiscible………………50 
Figura 3.15 Recuperación incremental de petróleo en función de la cantidad de 
CO2……………………………………………………………………………….55 
Figura 3.16 Inyección cíclica de CO2 Huff and Puff…………………………….56 
XVI 
 
Figura 3.17 “Huff”……….………………………………………………………57 
Figura 3.18 “Puff”…………..……………………………………………………58 
Figura 3.19 Afectación de la permeabilidad. Antes de la Inyección de CO2
 ……………………………………………………………………………60 
Figura 3.20 Afectación de la permeabilidad. Después de la inyección de CO2
 ……………………………………………………………………………61 
Figura 3.21 Correlacion Lesater, 1958……...……………………………………63 
Figura 3.22 Correlacion Mungan, 1981………………………………………...64 
Figura 3.23 Sistema de Compresión de CO2…………..…………………………66 
Figura 3.24 Sistema de Enfriamiento y Almacenamiento de CO2……………….69 
Figura 3.25 Flujo de procesos de separación y procesamiento de CO2
 ……………………………………………………………………………70 
Figura 3.26 Flujo de procesos de licuefacción y almacenamiento de CO2
 ……………………………………………………………………………72 
Figura 3.27 Unidad de inyección para el HUff and Puff…………...……………73 
Figura 3.28 Esquema Cambio de Fases del CO2……………………...………….74 
Figura 3.29 Diseño conceptual, Huff and Puff…………………..………………75 
Figura 4.1 Comportamiento de producción de fluidos de reservorio U
 ……………………………………………………………………………79 
Figura 4.2 Comportamiento de declinación de producción, reservorio U
 ……………………………………………………………………………80 
Figura 4.3 Estimación de reservas, declinación,  reservorio U…………...……...81 
Figura 4.4  Comportamiento de presión del reservorio U………………..………82 




Figura 4.6  Comportamiento de declinación de producción, reservorio T
 ……………………………………………………………………………85 
Figura 4.7  Estimación de reservas, declinación,  reservorio T…………...……..86 
Figura 4.8   Comportamiento de presión del reservorio T……………….………87 
Figura 4.9 Jerarquización de pozos…………………………………...………….90 
Figura 4.10 Jerarquización de pozos activos reservorio 
U…………………………………………………………….……………………92 
Figura 4.11 Jerarquización de pozos activos reservorio T………...……………94 
Figura 4.12 Jerarquización de pozos inactivos reservorio U…………..……….96 
Figura 4.13 Jerarquización de pozos inactivos reservorio T………...………….98 
Figura 4.14 Presión mínima de miscibilidad relativa…………….……………..102 
Figura 4.15  Diagrama de separación y almacenamiento de CO2 en Palo Azul
 ……………………………………………………………………….….109 
Figura 4.16  Diagrama Licuefacción y almacenamiento de CO2 Indillana
 ………………………………………………………………….……….112 
Figura 4.17  Pronostico de producción Huff and Puff………………………….119 
Figura 4.18  Pronostico de producción. T – 032………………………………..120 
Figura 4.19  Flujo de caja acumulado. T-032…………………………………..122 
Figura 4.20  Pronostico de producción. T – 026………………………………..124 
Figura 4.21  flujo de caja acumulado. T – 026………………………………….126 
Figura 4.22  Pronostico de producción. T – 003………………………………..128 
Figura 4.23  flujo de caja acumulado. T – 003………………………………….130 
Figura 4.24  Pronostico de producción. T – 024……………....………………..132 
Figura 4.25  Flujo de caja acumulado. T – 024…………………………………134 
XVIII 
 
Figura 4.26  Pronostico de producción. U – 040………………….………….....136 












UNIVERSIDAD CENTRAL DEL ECUADOR 
FACULTAD DE INGENIERÍA DE GEOLOGÍA, MINAS, PETRÓLEOS Y 
AMBIENTAL 
CARRERA DE PETRÓLEOS 
 
Estudio de la Factibilidad para la Implementación del Sistema de Inyección de 
CO2, Huff and Puff, en Campos Maduros. 
 
Autor: Edgar Espinosa A 
Tutor: Ing. Fernando Reyes 




OBJETIVO GENERAL: Estudiar la factibilidad para implementar el sistema de 
inyección de CO2 Huff and Puff, como método de recuperación mejorada en los 
reservorios U y T de un  campo maduro. PROBLEMA: Se puede implementar un 
sistema de  inyección de CO2, Huff and Puff en los reservorios U y T de un campo 
maduro, como método de recuperación mejorada de petróleo. HIPÓTESIS: Es 
factible implementar un sistema de inyección de CO2, “Huff and Puff”, en campos 
maduros, como método de recuperación mejorada de petróleo. MARCO 
REFERENCIAL: El proyecto se desarrolla entre las provincias de Napo y 
Sucumbíos, la metodología propuesta es aplicable a toda la Cuenca Oriente 
Ecuatoriana. MARCO TEÓRICO: Campos Maduros, Métodos de Recuperación 
Mejorada de Petróleo, Recuperación Mejorada mediante la inyección de CO2, 
Inyección de CO2, Huff and Puff,  MARCO METODOLÓGICO: Recopilación 
de datos, análisis general del campo maduro, recopilación de datos de los pozos, 
análisis y jerarquización de los pozos CONCLUSIÓN GENERAL: El presente 
estudio analiza los principales parámetros bajo los cuales se puede inyectar el 
CO2, con el propósito de mejorar la recuperación de petróleo, prolongando así la 
vida productiva de cada pozo seleccionado. RECOMENDACIÓN GENERAL: 
Aplicar esta metodología a otros campos conformando equipos de trabajo 
multidisciplinarios que trabajen de forma integrada. 
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OAL: Study the feasibility of implementing the CO2 injection system, Huff and 
Puff, as improved recovery method in U and T reservoirs of a mature field. 
PROBLEM: How to implement a CO2 injection system, Huff and Puff in U and 
T reservoirs of a mature field, as a method of enhanced oil recovery. 
HYPOTHESIS: It is feasible to implement a CO2 injection system, "Huff and 
Puff" in mature fields, as a method of enhanced oil recovery. FRAMEWORK: 
The project is located between the provinces of Napo and Sucumbíos, the 
proposed methodology is applicable to all the Oriente Basin. THEORETICAL 
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METHODOLOGICAL FRAMEWORK: Data analysis and validation of the 
field, analysis of the field, data analysis and validation of the wells, analysis and 
classification of the wells GENERAL CONCLUSION: This study analyzes the 
main parameters under which CO2 can be injected, in order to improve oil 
recovery, thus prolonging the productive life of each selected well. GENERAL 
RECOMMENDATION: Apply this methodology to other fields forming 
multidisciplinary teams working in an integrated way. 
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El objetivo principal en la Industria Hidrocarburífera es la producción de 
hidrocarburos económicamente rentable, para lo cual se debe realizar diversas 
actividades que vinculadas secuencialmente darán el resultado deseado. En este 
proceso intervienen diferentes disciplinas y profesiones que persiguen el mismo 
fin, que aportan con su conocimiento y sin los cuales no se llegaría a conseguir la 
meta propuesta. 
En la búsqueda de  proyectos exitosos para mejorar la productividad de las 
formaciones, se llega a la idea de investigar la inyección de dióxido de carbono 
(CO2) para la recuperación mejorada de hidrocarburos.  
El dióxido de carbono (CO2)  puede contribuir a la recuperación de petróleo al 
reducir la viscosidad del mismo. 
En las aplicaciones que tiene el CO2 para recuperación de hidrocarburos se tiene 
desplazamientos miscibles e inmiscibles, buscando desplazar el petróleo 
remanente del yacimiento. 
La presente investigación estudia el desplazamiento de petróleo miscible con CO2. 
La inyección cíclica de CO2 en pozos productores o cerrados conocida como Huff 
and Puff, por componerse de etapas de inyección, remojo y producción, podría ser 
la aplicación ideal en campos donde es posible obtener la miscibilidad entre el 
crudo y el CO2.  
La solubilidad y la miscibilidad del CO2 con el petróleo dependen de su 
composición, la temperatura y la presión. La presión mínima de miscibilidad 
(PMM) se puede determinar en el laboratorio o utilizando las correlaciones 
presentadas por Holm y Josendal.
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El proceso Huff and Puff consiste en inyectar CO2 en tres etapas: inyección, 
remojo y de producción. En éste proceso se inyecta el CO2 en el menor tiempo 
posible, posteriormente el pozo se cierra entre 2 y 4 semanas, permitiendo al CO2 
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interactuar con el petróleo entrampado dentro del medio poroso, como resultado 
de la miscibilidad, la tensión interfacial tiende a ser cero, es decir no existe una 
interfase entre el petróleo y el CO2, el desplazamiento de petróleo se asegura en 
los poros que son barridos por el CO2 y finalmente el pozo inicia la etapa de 
producción. 
El Huff and Puff es un proceso probado exitosamente como una técnica de 
recuperación mejorada de petróleo en algunas empresas en varias partes del 
mundo, como por ejemplo:  
 Occidental Elk Hills, California, USA. 
 ECOPETROL S.A. EOR, Colombia. 
 SINOPEC, Junsing oil field EOR, China. 
 Pengrowth Judy Creek, Alberta, Canadá. 
 Arc Energy Trust Redwater, Alberta, Canadá. 
 Tundra Sinclair, Manitoba, Canadá. 









1. DEFINICIÓN DEL PROBLEMA 
 
1.1. PLANTEAMIENTO Y FORMULACIÓN DEL PROBLEMA 
 
El problema identificado en los campos maduros es la proximidad del fin de la 
producción primaria,  creciente tasa de declinación anual de los campos, por lo 
que se requiere incrementar las reservas aumentar la producción aplicando 
tecnologías de recuperación mejorada.  
El campo maduro objeto del estudio presenta pozos completados y produciendo 
de los reservorios U y T, los cuales se distribuyen en pozos activos y pozos 
inactivos. Dicho campo maduro ha sido explotado mediante recuperación primaria 
y con el fin de obtener un mayor recobro primario ha sido necesaria la 
incorporación de sistemas de levantamiento artificial en una etapa temprana de 
producción.  
Los reservorios U y T son productores de petróleo de 19 °API y 28 °API 
respectivamente. A la fecha se reporta un incremento considerable del corte de 
agua y la presión de los yacimientos  ha declinado pero no ha llegado a su presión 
de burbuja por lo que se mantienen como subsaturados.  
La inyección de CO2 se aplica a un amplio rango de reservorios, a presiones de 
miscibilidad mucho más bajas que las requeridas en otros procesos. 
Los métodos de desplazamiento miscibles son los que mayor atención han tenido 
en la recuperación mejorada de petróleo en su propósito de aumentar el recobro.  
De acuerdo a lo antes mencionado se  plantea la siguiente pregunta de 
investigación: 
 
¿Se puede implementar un sistema de  inyección de CO2, Huff and Puff en los 






Es factible implementar un sistema de inyección de CO2, “Huff and Puff”, 




1.3.1. Objetivo General 
 
Estudiar la factibilidad para implementar el sistema de inyección de CO2 
Huff and Puff, como método de recuperación mejorada en los reservorios 
U y T de un  campo maduro. 
 
1.3.2. Objetivos Específicos  
 
 
 Describir el proceso de inyección de CO2, Huff and Puff.  
 Analizar las propiedades de roca y fluidos que son necesarias para 
realizar la inyección de CO2, Huff and Puff.  
 Establecer los reservorios del campo maduro que serán sometidos a 
estudio para la inyección de CO2, Huff and Puff. 
 Recopilar y validar  información del campo maduro.  
 Jerarquizar en base a la historia de producción de pozos los activos 
e inactivos de cada reservorio del campo maduro. 
 Caracterizar los pozos mediante su gravedad API. 
 Calcular la presión mínima  de miscibilidad de los pozos 
seleccionados en cada reservorio del campo maduro. 
 Identificar la fuente o fuentes de CO2 en la Cuenca Oriente. 
 Realizar el análisis económico y de riesgo asociado a  la 








El objeto principal de este proyecto se orientó a estudiar la factibilidad para la 
implementación del sistema de inyección de CO2, Huff and Puff en campos 
maduros, debido a la baja tasa y alta declinación de la producción en los 
yacimientos,  producto de prevista finalización de la recuperación primaria en los 
campos, lo cual amerita la implementación de un proceso de recuperación 
mejorada. 
 
El presente proyecto analiza los principales parámetros bajo los cuales se puede 
inyectar el CO2 en cada pozo seleccionado, con el propósito de mejorar la 
recuperación de petróleo, prolongando así su vida productiva.  
 
La recuperación de la mayor cantidad posible de petróleo, se traduce directamente 
en mayores ingresos económicos, lo que permitiría amortizar la inversión 
necesaria para la aplicación de proyectos pilotos. 
 
1.5. MARCO LEGAL 
 
Los procesos, proyectos de recuperación mejorada de petróleo en el Ecuador están 
regidos en:  
La Ley Reformatoria a la Ley de Hidrocarburos, publicada en el Registro 
Oficial No 244, 27 de julio de 2010, la cual establece en el art. 16 que podrá haber 
una tarifa adicional para privilegiar producciones provenientes de actividades 
adicionales comprometidas por la contratista, a fin de impulsar el descubrimiento 
de nuevas reservas o la implementación de nuevas técnicas para la recuperación 
mejorada de las reservas existentes. 
 
Reglamento de Operaciones Hidrocarburíferas, publicado en el Registro 
Oficial No 671, 3 de abril de 2012 la cual establece en el art. 49 que la contratista 
podrá realizar los trabajos necesarios a fin de aumentar la recuperación primaria 
en aquellos yacimientos en los que técnica y económicamente sea posible. Para el 
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efecto en el respectivo Programa de Actividades y Presupuesto de Inversiones se 
hará constar el proyecto y el presupuesto correspondiente. 
La contratista,  antes de implementar cualquier sistema de recuperación mejorada 
de un yacimiento, presentará para aprobación de la Agencia de Regulación y 
Control Hidrocarburífero el estudio técnico del proyecto. Una vez puesto en 
marcha el sistema de recuperación mejorada, la contratista, presentará, 
anualmente a la Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero, el informe 
referente al proyecto, como parte del informe anual de operaciones. 
 
 
1.6. MARCO ÉTICO 
 
El presente estudio no va a afectar los intereses del país, de la compañía ni de los 
autores de estudios similares. 
 
1.7. MARCO REFERENCIAL 
 
En la región amazónica del Ecuador existen campos que ya han sido explotados 
durante mucho tiempo, entre 30 y 40 años, éstos se denominan campos maduros. 
Durante este período se ha extraído el crudo, pero actualmente los yacimientos 
comienzan a perder presión y progresivamente estos pueden dejar de fluir, por lo 
que es necesario implementar  técnicas específicas para la optimización de la 
producción y recuperación de reservas.  
Un campo maduro es aquel donde la producción ha alcanzado su punto máximo e 
inicia un proceso de disminución de su producción es constante. 
La caída en la producción se requiere reducir  a través de la implementación de 
recuperación mejorada. La recuperación mejorada aumenta la producción de un 
campo maduro.  
Se pueden utilizar técnicas avanzadas para ayudar a los pozos con daños u otros 
problemas a mantener la producción o se puede mejorar el mecanismo de 
producción mediante el uso de pozos de inyección de agua. Otro enfoque podría 
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ser la de perforar pozos multilaterales para mejorar el drenaje del yacimiento, 
inyectar vapor, inyectar CO2 al yacimiento o la recuperación mejorada microbiana 
con el fin de mantener el campo en producción.  
Numerosas metodologías, técnicas y tecnologías sirven para ayudar a prolongar la 
vida de los campos maduros. Estas metodologías innovadoras, nuevas técnicas y 
tecnologías demuestran que las actividades de revitalización de los campos 
maduros pueden ser rentables, por lo cual se realizará el estudio para implementar 
un sistema de inyección de CO2, “Huff and Puff”, en campos maduros, como 







2. DISEÑO METODOLÓGICO 
 
2.1. Tipo de Estudio 
 
El estudio es tipo descriptivo por que se realiza una investigación que está 
dirigida a determinar la situación de las variables en el proceso de 
recuperación mejorada en el campo maduro. 
 
2.2. Universo y Muestra 
 
El universo de la presente investigación está conformado por 50 pozos de 
un campo maduro.  
La muestra está conformada por los pozos que fueron seleccionados con 
los siguientes criterios de inclusión: 
Pozos activos, pozos cuya tasa de petróleo esté por debajo de la tasa de 
petróleo promedia del campo maduro. 
Pozos inactivos, pozos cuya tasa de petróleo de abandono es mayor a la 
tasa promedio de petróleo de abandono del campo maduro. 
Gravedad API, pozos cuya gravedad API sea mayor a 18°. 
Presión mínima de miscibilidad, pozos cuya presión de miscibilidad sea 
menor o igual a la presión de fractura. 
 
2.3. Métodos y Técnicas 
 
Se seleccionaron pozos del campo maduro, siendo estos activos o 
inactivos,  haciéndoles análisis de producción de tasas de petróleo, 
gravedad API, presión de miscibilidad, profundidad, factor de recobro.  
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Se tomaron en consideración para cada pozo seleccionado las 
características del reservorio y roca-fluido.  
2.4. Análisis e interpretación de datos  
 
El análisis e interpretación de los datos, se realizó con la ayuda de la 
herramienta Excel que permitió el procesamiento de los datos, su 
tabulación y la representación gráfica final. 
Se utilizó software y técnicas modernas para establecer la factibilidad de 










3. MARCO TEÓRICO  
3.1. ASPECTOS GENERALES  
3.1.1. Geología de la Cuenca Oriente Ecuatoriana  
 
3.1.1.1. Ubicación de la Cuenca Oriente Ecuatoriana2 
La Cuenca Oriente ecuatoriana se encuentra localizada al Este de los Andes 
ecuatorianos, limitada por el Levantamiento Napo al Noroeste, la Cordillera del 
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 Patrice Baby, Marco Rivadeneira, Roberto Barragan, (2004), “La Cuenca Oriente: Geología y 




Figura 3.1 Ubicación de la Cuenca Oriente 
 
 








3.1.1.2. Origen estructural de la Cuenca Oriente Ecuatoriana3 
Su origen estructural está asociado a la subducción de la placa oceánica Nazca por 
debajo del continente sudamericano. Al final del período Cretácico emerge la 
Cordillera Real, como resultado de los esfuerzos tectónicos transgresivos y se 
forma la Cuenca ecuatoriana ante-país, posteriormente se produce un evento de 
inversión de fallas normales relacionadas con un sistema de rift del triásico-
jurásico inferior que originan los campos petrolíferos de la Cuenca ecuatoriana. 
Actualmente este sistema de fallas inversas constituyen los límites estructurales de 
las tres subcuencas petrolíferas principales de la Cuenca Oriente. Estas 
subcuencas, en dirección Oeste- Este, se denominan: Sistema Sub andino 
Occidental, Corredor Sacha Shushufindi en la parte central y el Sistema Capirón 
Tiputini en la zona oriental.  
El Sistema Sub-andino  presenta  de  Norte  a Sur  3  zonas  estructurales bien 
definidas:  el Levantamiento Napo, que corresponde a un domo de gran magnitud, 
orientado NNE-SSO,  la Depresión  Pastaza y la Cordillera del  Cutucú.  Su 
litología está constituida de rocas metamórficas de edad paleozoica. Estas rocas al 
ser afectadas por procesos tectónicos y por la orogenia se plegaron y luego de una 
intensa etapa erosiva se constituyeron en una peniplanicie que posteriormente 
sufrió transgresiones marinas y nuevos procesos erosivos y de depositación.  
En esta zona se observa una disposición norte-sur en franjas de los complejos 
metamórficos, intrusivos y sedimentarios, ligados a los esfuerzos tangenciales 
este-oeste. Además existen fallas regionales de importancia con dirección 
preferencial NNE, como las que producen el contacto entre rocas metamórficas de 
la cordillera con rocas sedimentarias terciarias del Sistema Subandino y con el 
intrusivo de La Bonita. En el extremo norte de la cuenca el fallamiento toma una 
dirección preferencial noreste. Se presentan además un gran número de fallas 
menores con rumbos variables que afectan principalmente a las rocas 
metamórficas paleozoicas y a rocas sedimentarias cretáceas. 
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 Patrice Baby, Marco Rivadeneira, Roberto Barragan, (2004), “La Cuenca Oriente: Geología y 
Petróleo”, Primera Edición 
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Este Sistema se encuentra conformado por rocas sedimentarias de edad jurásica a 
cretácea y rocas volcánicas del Terciario-Cuaternario. Su geomorfología se 
caracteriza  por colinas con pendientes medianas a fuertes y estructuras volcánicas 
aisladas. Las alturas varían entre 800 y 3000 msnm. 
El Sistema Sacha Shushufindi, abarca los campos petrolíferos más importantes de 
la Cuenca Oriente (Sacha, Shushufindi y Libertador). Este Sistema está 
deformado por mega-fallas en transgresión, orientadas NNE-SSO, que se 
verticalizan en profundidad y pueden evolucionar hacia la superficie. Está 
separado de la zona subandina por un sistema de pliegues volcánicos y fallas 
longitudinales discontinuas. Se caracteriza por una mayor dislocación y 
buzamientos más inclinados que en la llanura amazónica, donde los buzamientos 
son sub-horizontales.  
El Sistema Capirón-Tiputini corresponde  a  una estructura semi-grabens formada 
por procesos extensivos, actualmente la cuenca se encuentra invertida, 
estructurada por fallas lístricas que se conectan sobre un nivel de despegue  
horizontal. Se trata de la llanura amazónica que abarca la mayor parte de la 
cuenca, comprende rocas sedimentarias del Terciario a Cuaternario y depósitos 
cuaternarios recientes. Geomorfológicamente es una planicie con pequeñas 
colinas de pendientes suaves; las alturas varían de 250 a 800 msnm.  
A los plegamientos del Cretáceo superior y del Terciario inferior de la Cuenca 
ecuatoriana, sucedió un plegamiento de gran importancia en el Terciario superior 
que involucra a todas las formaciones terciarias. Este plegamiento contribuyó al 
levantamiento de los Andes, originando además la zona de fallas mayores que 
bordean la cordillera hacia la llanura amazónica.  
Se puede identificar numerosos anticlinales de interés hidrocarburífero tales 
como: Lago Agrio, Charapa, Shiripuno y Napo Galeras entre los más importantes, 
los cuales mantienen un rumbo preferencial norte-sur, y con menor frecuencia 






Figura 3.2 Mapa y sección estructural de la Cueca Oriente 
 
 






3.1.1.3. Estratigrafía Original de la Cuenca Oriente4 
 
Estratigrafía Regional Pre-Cretácico  
El pre-Cretácico de la Cuenca Oriente está integrado por un grupo de formaciones 
geológicas, cuyas edades oscilan entre el Paleozoico y el Mesozoico que 
suprayacen  directamente sobre un basamento pre-Cámbrico asociado  al Escudo  
Guayanés. Estas  formaciones  constituyen las primeras  fases de la evolución 
tectono-sedimentaria de la cuenca. Las formaciones jurásicas afloran en el 
Sistema Sub-Andino, las de edades Paleozoico y Triásico afloran solamente en la 
parte Sur de la Cordillera de Cutucú.  
Formación Pumbuiza: 
Esta formación de edad Silúrico-Devónico, infrayace a la Formación Macuma, 
está constituida por pizarras grises a negras y areniscas cuarcíticas de ambiente 
marino de plataforma que han sido sometidas a fuertes eventos de plegamientos, 
fallamientos y  metamorfismo. 
Formación Macuma: 
La formación Macuma, de edad Carbonífero-Pérmico (Dozy & Baggela ar, 1940; 
1941; Goldschmid, 1941), descansa en discordancia  angular sobre la formacion. 
Pumbuiza. Comprende potentes estratos de calizas bioclásticas y dolomitas, con 
intercalaciones de lutitas y areniscas  finas a veces glauconíticas. En las secciones 
sísmicas analizadas, no se observan deformaciones sin-sedimentarias, lo cual 
indica condiciones tectónicas relativamente estables. 
Formación Santiago: 
La Formación Santiago, de edad Triásico-Jurásico Inferior, nombrada por Gold 
Schmid  (1941), aflora únicamente en la Cordillera de Cutucú . Está constituida  
por sedimentos  marinos ricos en  materia orgánica y  volcano-sedimentos hacia  
la parte  superior. En  el  Norte, está presente  solamente  en  el Corredor  Sacha-  
Shushufindi. La  Formación Santiago, según Rivadeneira  (1986),  de  acuerdo   a  
los análisis geoquímicos realizados en  muestras recolectadas en la Cordillera de 
                                                          
4
 Observaciones de la Geología del Caquetá, J. Galvis, H. Pinto 
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Cutucú  (TOC = 1.3-2,52% y Ro =0,84-1,87' ; Alvarado et al., 1985) y por 
correlación con la Fm. Pucará del Perú (roca madre probada según 
PERUPETRO), presenta niveles de lutitas negras con buenas características 
cuantitativas y cualitativas de roca madre. 
Formación Sacha: 
La Formación Sacha, de  ambiente  continental (Rivadeneira & Sánchez, 1989), 
compuesta por limolitas, arcillolitas, y esporádicamente calizas y dolomitas de 
variados colores. Este ciclo es sin-tectónico y registra la apertura de un "Rift" 
(Christophoul, 1999), evidenciada por un volcanismo toleítico continental 
(Romeuf el  al.,  1997). 
Formación Chapiza: 
La Formación Chapiza, de edad Jurásico Medio-Cretáceo Temprano 
(Goldschmid, 1941; T schopp, 1953) comprende una sucesión de sedimentos 
clásticos continentales (capas rojas), que se depositaron en un clima seco o 
desértico. Tschopp (1953) introduce tres divisiones: Chapiza Inferior, Chapiza 
Medio y  Chapiza Superior. Esta última fue definida como Miembro Yaupi 
(Jaillard, 1997). Su equivalente lateral oriental es la Formación Tambococha.  
Formación Misahualli: 
La Formación Misahuallí, cuya zona de afloramiento se restringe a la Zona 
Subandina, es el equivalente  lateral  de  los miembros  inferior  y medio de  la  
Fm. Chapiza (Jaillard, 1997). Está constituida de acumulaciones volcánicas, que 
forman parte del potente arco magmático que corre desde el norte de Perú hasta el 
norte de Colombia (Romeuf el  al., 1995), y que estaría asociada a la actividad 
tectónica Jurásica como parte efusiva de la intrusión de  los batolitos de Abitagua, 
Azafrán y  Rosa Florida (Aspden &  Litherland , 1992; Eguez & Aspden,  1993). 
Este ciclo tectono-sedimentario comienza con una fuerte superficie erosional a la 
base de la Fm. Chapiza. Esta discordancia  angular y la reducida  acomodación de 
la sedimentación  reflejan  un  levantamiento   y  emersión  que representan el fin 
del " rifting", Este  fenómeno está relacionado con  un cambio en el marco 
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geodinárnico, el cual corresponde al arranque de la subducción andina 
evidenciado por el  volcanismo  calco-alcalino Misahuallí. 

































Registro Tipo, mostrando la secuencia
cretácica de la Fm. Napo
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3.1.2. Descripción del campo maduro 
 
3.1.2.1. Generalidades  
El campo maduro presenta 50 pozos completados en los reservorios  U y T, los 
cuales se distribuyen en 28 pozos activos, 12 pozos inactivos, 07 pozos 
abandonado y 03 pozos inyectores. Ha sido explotado mediante recuperación 
primaria desde principio de los noventa con el uso de métodos de levantamiento 
artificial. 
El reservorio U es productor de petróleo pesado de 19 °API desde 1994, motivo 
por  el que se hizo  necesaria la incorporación de sistemas de levantamiento 
artificial en una etapa temprana de producción del mismo, a fin de obtener un 
mayor recobro primario. En 1999 se reporta un incremento considerable del corte 
de agua hasta el 2012, lo cual no fue consistente con el aumento de hidrocarburo, 
permitiendo inferir que fue producto de perforaciones en zonas con alta saturación 
de agua, malas cementaciones y/o completaciones no optimizadas de los sistemas 
de levantamiento. El modelo de declinación predominante para el reservorio U, 
identifica periodos de declinación similares de 23.8 % y de 23.4% en toda su vida 
productiva, por lo que se asume una declinación exponencial con un rango de 
25%. El reservorio U presenta una  presión inicial de 4050 psi referida a -8678 
pies TVD. La presión actual del yacimiento estimada es de aproximadamente 
3100 psi a -8678 pies TVD. Actualmente el reservorio no ha llegado a su presión 
de burbuja por lo que se mantiene como subsaturado. Según la información PVT 
se reporta una presión de burbuja de 785 psi. El reservorio T es productor de 
petróleo de 28 °API desde 1994, siendo necesaria la incorporación de sistemas de 
levantamiento artificial en una etapa temprana de producción del mismo, a fin de 
obtener un mayor recobro primario. El modelo de declinación predominante para 
el reservorio T, identifica periodos de declinación distintos en toda su vida 
productiva, se indica una declinación exponencial de 25.5 % y de 25.7 % en los 
primeros 10 años por lo que se asume una declinación exponencial de 25% anual, 
y se indica una declinación de 40 % al final de la etapa productiva. El reservorio T 
presenta una presión inicial de 4000 psi referida a -8917 pies TVD. La presión 
actual del yacimiento estimada es de aproximadamente 3100 psi a -8917 pies 
TVD. Actualmente el reservorio no ha llegado a su presión de burbuja por lo que 
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se mantiene como subsaturado. Según la información PVT se reporta una presión 
de burbuja de 935 psi. 
Los reservorios T y U muestran una heterogeneidad geológica con propiedades 
físicas de la roca variables, razón por la cual el comportamiento de producción de 
los pozos fue analizado de forma independiente. 
3.1.2.2. Ubicación  
El campo maduro a estudiarse tiene un área de 36 Km
2
 aproximadamente o 8900 
acres, se encuentra a 200 km al sur este en línea recta de la ciudad de Quito. Ver 
Figura 3.4 
 






La sísmica indica que la estructura del campo maduro en estudio está conformada 
por varios altos de bajo relieve, interpretados como separados cuyos cierres 
corresponde a los de una estructura anticlinal. Estos lineamientos fueron 
reactivados durante varias fases compresivas del Cretácico y Eoceno y durante la 
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migración de los hidrocarburos jugaron un papel importante en el 
entrampamiento.  
Los principales rasgos estructurales se muestran en la línea sísmica (Figura 3.5), y 
en el mapa estructural en profundidad al tope de la arenisca “T”. (Figura 3.6).  
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Figura 3.5 Sección Sísmica. Altos estructurales del área de estudio. 










3.1.2.4. Marco Estratigráfico  
Las arenas del área en estudio tienen influencia marina, lo que indica que la 
retirada del nivel del mar no llegó al quiebre de la plataforma, son caracterizadas 
por ser generalmente de grado variable, siendo de mayor presencia el grano fino a 
medio con intercalaciones de lutitas y limolitas con algunas zonas de grano 
grueso.  
Figura 3.7 Columna Estratigráfica del campo maduro en estudio 
 
 Fuente: Halliburton 
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3.1.2.5. Descripción Litológica: 
Las estructuras tienen una litología interna en el subsuelo formado por capas o 
arenas productoras de diferentes espesores y composiciones que se denomina: “U” 
y “T”. 
 
Arenisca “U” Superior 
Se caracteriza por ser una secuencia de grano fino y se incrementa la bioturbación, 
se observan capas dobles de lodo. Estas facies son resultado de eventos de 
sedimentación de alta energía en combinación con los de alta energía. Se 
interpreta como canales de mareas en la mayoría de pozos, pudiendo variar a 
barras de areniscas de mareas. Es alto potencial como reservorios.  
 
Arenisca “U” Inferior 
Arenisca de grano grueso en la parte inferior a grano medio en la parte superior, 
compuesta de cuarzo, contacto erosivo hacia la base, carácter de grano decreciente 
al tope, estratificación cruzada a la base y aumento de laminación hacia el tope.  
 
Arenisca “T” Superior 
Se observa de grano fino a medio, intercalación de areniscas y limolitas. El 
carácter de los registros es generalmente aserrado debido a la gran cantidad de 
finos intercalados y por la presencia de bioturbación. Estas características se 
relacionan principalmente con areniscas de planicies de mareas. Donde se 
presenta una variación de granos finos a medio con abundantes intercalaciones de 
lutitas y limolitas. 
 
Arenisca “T” Inferior 
Los depósitos de estas facies muestran de grano grueso hacia la base que gradan a 
granos más finos al tope; presentan estratificación cruzada y su base es 
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generalmente erosiva. El ambiente de sedimentación de esta arenisca corresponde 
a las facies de canales textuales con influencia fluvial. En la arenisca “T” la 
influencia de las mareas se manifiesta principalmente hacia el tope, como 
intercalaciones de poco espesor de areniscas de grano fino en conjunto con 
intercalaciones carbonosas muy delgadas. Hacia el tope se incrementa el 




3.2. MÉTODOS DE RECUPERACIÓN DE PETRÓLEO 
 
Los mecanismos de recuperación de petróleo, sea por métodos convencionales o 
por recuperación mejorada en sus etapas, primaria, secundaria y terciaria se 
muestran en la Figura 3.8. 
Figura 3.8  Mecanismos de Recuperación de petróleo 
 
Elaborado por: Edgar Espinosa A. 
 
 
3.2.1. Recuperación Primaria 
  
Durante la recuperación primaria, el petróleo se drena naturalmente hacia los 
pozos bajo el efecto del gradiente de presión existente entre el fondo de los pozos 
y en el yacimiento. 
En muchos yacimientos profundos la presión es mayor que la presión hidrostática, 
lo que hace que el petróleo llegue a la superficie con el solo aporte energético del 
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yacimiento. A medida que se expanden los fluidos en el yacimiento, la presión 
tiende a bajar en forma más o menos rápida según los mecanismos involucrados. 
En ciertos casos, puede existir un mecanismo de compensación natural que 
reduzca notablemente la velocidad de decaimiento de la presión, como la 
compactación de sedimento (subsidencia), la migración de un acuífero activo o la 
lenta expansión de una bolsa de gas. 
Cuando la presión del yacimiento se ha reducido, se necesita un aporte externo de 
energía para disminuir la presión en fondo de pozo.  
El período de recuperación primaria tiene una duración variable, pero siempre se 
lleva a cabo, ya que permite recoger numerosas informaciones sobre el 
comportamiento del yacimiento, las cuales son de primera importancia para la 
planificación de la explotación ulterior. 
La recuperación primaria se termina cuando la presión del yacimiento ha bajado 
demasiado, o cuando se están produciendo cantidades demasiado importantes de 
agua. El porcentaje de recuperación primaria del crudo originalmente en sitio es 
en promedio del orden de 10-15% pero puede ser tan bajo como 5% en 
yacimientos sin gas disuelto o alcanzar 20% y aún mas en yacimientos que poseen 
una baja permeabilidad y una bolsa de gas o un acuífero activo. 
 
3.2.2. Recuperación Mejorada 
 
La recuperación mejorada resulta principalmente de la inyección de gases, 
químicos y/o el uso de energía térmica, los fluidos inyectados dan energía extra al 
reservorio para desplazar petróleo hacia un  pozo  productor además interactúan 
con el sistema petróleo-roca para crear condiciones favorables para una 
recuperación de petróleo. Estas interacciones pueden ser reducción de las 
tensiones interfaciales, expansión del petróleo, reducción de la viscosidad del 
petróleo o modificación de la humectabilidad.  
Los términos IOR (Improved Oil Recovery) y EOR (Enhanced Oil Recovery)  
pueden traducirse al español como “Recuperación Mejorada de Petróleo". 
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El término IOR abarca cualquier proyecto que pueda incrementar la recuperación 
de hidrocarburos. Dentro de las prácticas de IOR se encuentran las técnicas EOR 
y además otras concernientes con la perforación de pozos (perforación direccional 
y multilateral, el uso de información en tiempo real, menores distancias entre 
pozos, etc. ), las operaciones de producción (cambios en la estrategia de 
producción, reducción en los costos de operación, separación y transporte, 
intervención de pozos, sistemas artificiales de producción, etc.) y la 
caracterización del yacimiento (modelos integrados de yacimiento, identificación 
de nuevos horizontes, etc.). 
EOR es el término internacional para referirse a la “recuperación mejorada". 
Comprende la inyección de fluidos que originalmente no están presentes en el 
yacimiento y que generan desplazamientos de petróleo más efectivos que los que 
se obtienen por los mecanismos de empuje asociados al mismo. No incluye el 
mantenimiento de presión ni la inyección de agua. 
 
3.2.2.1. Inyección de Agua 
 
La inyección de agua, compatible con la del yacimiento es el método más popular 
debido principalmente a su disponibilidad, bajo costo y fácil manejo al inyectarla. 
Este método de Recuperación Secundaria nos permite considerar las propiedades 
petrofísicas de roca y fluidos así como las condiciones geológicas del yacimiento. 
Consiste en la inyección de volúmenes predeterminados de agua de formación o 
de agua dulce tratada en pozos inyectores o en pozos productores que previamente 
han sido reacondicionados. En el yacimiento, el agua se moviliza entre los 
diferentes arreglos de pozos productores e inyectores, desplazando el petróleo 
móvil remanente hacia los pozos productores. 
La inyección o inundación de agua en los yacimientos recupera crudo por 





3.2.2.2.  Inyección de Gas 
 
El gas puede ser inyectado al reservorio de petróleo, no solo para incrementar la 
recuperación de petróleo, sino también para reducir la declinación de la tasa de 
producción de petróleo. 
La inyección de gas para incrementar la productividad del pozo es usualmente 
definido como "mantenimiento de presión", pero un proceso para incrementar la 
recuperación de petróleo puede ser clasificado como un proyecto de recuperación 
mejorada. 
La recuperación de petróleo por inyección de gas es un proceso inmiscible a 
menos que el gas inyectado se efectúe a alta presión o enriquecido con 
hidrocarburos livianos. La presión requerida para la miscibilidad depende de la 
composición del petróleo y el gas inyectado. 
Un método más eficiente empleado para inyectar gas puede ser usado algunas 
veces en reservorios que tienen buena permeabilidad vertical y tienen espesor 
apreciable o alto buzamiento. Bajo estas condiciones el gas puede ser inyectado 
cerca al tope de la formación productiva (o dentro de la capa de gas) tal que el 
petróleo es desplazado hacia abajo.  
3.2.2.3. Procesos Térmicos 
 
Los métodos que se detallan a continuación consisten esencialmente en inyectar 
energía, (agua en forma de vapor), con el fin de reducir notablemente la 
viscosidad del crudo por incremento de la temperatura del reservorio. 
Combustión en Sitio 
Implica prenderle fuego a una porción del crudo presente en el reservorio y 
mantenerlo mediante la inyección de aire, utilizando un pozo inyector. 
La combustión en sitio recupera petróleo por: 
 La reducción de la viscosidad por la aplicación de calor. 
 La mezcla de los productos de la destilación y craqueo termal con el 
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crudo, mejora la calidad del mismo. 
 La combustión del coque presente en el petróleo. 
 El mantenimiento de la presión del reservorio por la inyección del aire. 
 
Inundación de Vapor de Agua 
El empuje por vapor de agua incluye la continua inyección de este fluido para 
desplazar el crudo hacia los pozos productores. A esto se acompaña con una 
estimulación cíclica de los pozos productores con vapor. 
El vapor de agua recupera crudo por: 
 Calentamiento del petróleo y reducción de su viscosidad. 
 Mantenimiento de la presión. 
 Destilación por vapor, especialmente de los crudos livianos. 
 
3.2.2.4.  Procesos Químicos 
 
Los métodos químicos para recuperación secundaria, son más costoso que los 
métodos térmicos y se basan en la inyección de polímeros, surfactantes y/o 
soluciones salinas, los cuales ayudan a mejorar la movilidad del petróleo 
reduciendo la viscosidad. 
 
Inyección de Polímeros 
El objetivo de la inyección de polímeros es proveer un mejor desplazamiento y 
eficiencia volumétrica de barrido. En inyección de polímeros, ciertas moléculas de 
alto peso molecular se disuelven en el agua de inyección para reducir su 
movilidad. Concentraciones de polímeros entre 250 y 2000 mg/It se aplican. 
Adecuados tamaños de tratamientos requieren del 25% al 60 % del volumen 
poroso. 
Los polímeros mejoran la recuperación de petróleo por  
 Incremento en la viscosidad del agua.  
 Reducción de la movilidad del agua. 
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 Contactando un gran volumen del yacimiento. 
 
Inyección de Surfactantes y Soluciones Alcalinas  
El flujo clásico micelar/polímero consiste en la inyección de lechadas conteniendo 
agua, surfactantes, polímeros, electrolito (sal), algunas veces con solventes 
(alcohol), y posiblemente hidrocarburos (aceite). El tamaño de la lechada va a 
menudo del 5% al 15% del volumen poroso para un sistema de alta concentración 
de surfactantes, y del 15% al 50 % del volumen poroso para bajas 
concentraciones. La lechada de surfactantes va seguida de polímero con agua. La 
concentración de polímero a menudo se encuentran rangos que van desde 500 a 
2000 mg/lt, y el volumen de la solución de polímero inyectada tiene que ser por lo 
menos el 50% del VP. 
 
El flujo ASP es similar, excepto que mucho del surfactante es reemplazado por 
alcalino de bajo costo, tal que las lechadas son más grandes pero sin impacto en el 
costo global. Polímeros se incorporan usualmente en forma de una solución 
acuosa. 
 
Para flujo alcalino, la mayor parte del agua debe tratarse con bajas 
concentraciones de agentes alcalinos y los surfactantes son generados en sitio por 
la interacción con la formación. 
 
Todos los surfactantes y el flujo alcalino recuperan petróleo por: 
 Reducción de la tensión interfacial entre el petróleo y el agua. 
 Solubilización del crudo en algún sistema miscelar. 
 Emulsión entre el petróleo y el agua, especialmente en los métodos 
alcalinos. 
 Alteración de la humectabilidad (métodos alcalinos). 






3.2.2.5.  Procesos Miscibles 
 
Este proceso consiste en inyectar un agente desplazante completamente miscible 
con el petróleo existente. Como resultado, la tensión interfacial entre los dos se 
reduce a cero (no existe una interface), el numero capilar se hace infinito y el 
desplazamiento del petróleo se asegura en un 100% con los poros que son barridos 
por el agente desplazante, si la razón de movilidad es favorable. En condiciones 
ideales, el fluido desplazante y el petróleo se mezclan en una banda estrecha 
(denominada zona de transición) que se expande a medida que se mueve en el 
medio poroso, y desplaza todo el petróleo que se encuentra delante como un 
pistón. 
  
Inyección de Nitrógeno y Gas Pobre 
La recuperación de petróleo por la inyección de nitrógeno y gas pobre es un 
método que consiste en lograr desplazamientos miscibles e inmiscibles que 
dependen de la presión y de la composición del petróleo. Debido a sus bajos 
costos, grandes volúmenes de estos gases deben ser inyectados.  
El nitrógeno y el gas pobre se consideran también para utilizarlos en la inyección 
de hidrocarburos miscibles y CO2. 
 
Implica la recuperación de petróleo por: 
 Vaporización de los componentes livianos del crudo y generación de 
miscibilidad si la presión es suficientemente alta. 
 Provisión de empuje de gas cuando una importante porción del yacimiento 
es llenado con estos gases de bajo costo. 
 Mejoramiento del drenaje gravitacional en yacimientos con buen 
buzamiento, con o sin miscibilidad. 
 
 Inyección de Hidrocarburos Miscibles 
Consiste en la inyección en el yacimiento de hidrocarburos livianos como GLP y 
el gas natural producido. Tres diferentes métodos se han puesto en la práctica.  
- De miscibilidad primaria mediante la inundación del 5 % del volumen 
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poroso (VP) del reservorio con gas licuado de petróleo (GLP), seguido de 
gas natural y agua. 
- Inundación del 10% al 20 % del volumen poroso (VP) con gas natural 
enriquecido con etano (C2) hasta hexano (C6) seguido de gas pobre y 
posiblemente agua, los componentes ricos son transferidos del gas al 
petróleo. 
-  Empuje de gas pobre a alta presión para vaporizar los componentes C2 
hasta C6 del crudo desplazado y posibilitar un mecanismo de 
desplazamiento combinado vaporización/condensación. 
 
Implica la recuperación de petróleo por:  
 Generación de miscibilidad. 
 Incremento en el volumen del crudo. 
 Reducción de su viscosidad. 
 Desplazamiento por gases inmiscibles. 
 
Inyección de Dióxido de Carbono (CO2) 
La inundación de un yacimiento con CO2 se hace utilizando grandes cantidades de 
dióxido de carbono (alrededor del 30% del volumen poroso). A pesar de que el 
CO2 no tiene miscibilidad inicial con el petróleo, de éste logra extraer los 
componentes livianos a intermedios, y si la presión es suficiente, el CO2 puede 
desarrollar miscibilidad y así desplazar el crudo desde el yacimiento hacia los 
pozos productores. 
El CO2 recupera crudo por: 
 Incremento en su volumen. 
 Por reducción de la viscosidad del petróleo.  
 Por reducción de la tensión interfacial entre el crudo y la fase CO2/crudo 
en las áreas con miscibilidad. 





3.2.2.6. Procesos Biológicos 
 
 Inyección de Bacterias (MEOR) 
Consiste en la inyección de cepas seleccionadas de bacterias anaeróbicas-
facultativas y termofílicas en pozos productores de petróleo y/o en pozos 
inyectores de agua. En el yacimiento, las bacterias migran dentro del mismo, 
colonizan el medio poroso y forman un bioreactor en el que se produce el craqueo 
bacteriano de las cadenas largas de las moléculas de parafinas y n-alcanos 
presentes en el crudo, así como varios procesos bioquímicos que dan como 
resultado un incremento en el porcentaje de componentes livianos, inhibición de 
la formación de escalas y solubilización de sus depósitos, reducción de la 
viscosidad e incremento de la gravedad API, e incremento del flujo fraccional de 
petróleo y el mantenimiento o reducción de los costos operacionales. 
 
La recuperación mejorada de petróleo con bacterias recobra crudo por:  
 Mejora en la movilidad del petróleo con respecto al agua por la reducción 
de su viscosidad y mejora de la permeabilidad relativa al petróleo. 
 Incremento del volumen unitario del crudo por el aumento de fracciones 
livianas en la mezcla de hidrocarburos. 
 Mantenimiento o incremento de la presión del yacimiento debido a la 
generación de dióxido de carbono y agua. 
 Reducción de la saturación de petróleo residual por la alteración de las 
tensiones interfaciales. 






3.3. RECUPERACIÓN MEJORADA MEDIANTE LA INYECCIÓN DE 
CO2 
 
3.3.1. El Dióxido de Carbono (CO2) 
 
A condiciones de presión y  temperatura normales (14,7 PSI y 60 
o
F), el dióxido 
de carbono es un gas incoloro, inodoro y con un ligero sabor ácido, cuya molécula 
consiste en un átomo de carbono unido a dos átomos de oxígeno (CO2). El 
químico escocés Joseph Black lo descubrió  alrededor del año 1750 y lo denominó 
“aire fijo”, lo obtuvo a partir de la descomposición de la marga y la caliza, como 
parte de la composición química de esas sustancias. Más tarde, el químico francés 
Antoine Lavoisier lo identificó como un óxido de carbono al demostrar que el gas 
obtenido por la combustión del carbón de leña es idéntico en sus propiedades al 
“aire fijo” obtenido por Black. El dióxido de carbono es, aproximadamente 1,5 
veces más denso que el aire. Es soluble en agua en una proporción de un 0,9 de 
volumen del gas por volumen de agua a 20 °C. 
 
El dióxido de carbono se produce por diversos procesos: por combustión u 
oxidación de materiales que contienen carbono, como el carbón, la madera, el 
aceite o algunos alimentos; por la fermentación de azúcares, y por la 
descomposición de los carbonatos bajo la acción del calor o los ácidos. 
Comercialmente el dióxido de carbono se recupera de los gases de hornos de 
calcinación, de los procesos de fermentación, de la reacción de los carbonatos con 
los ácidos, y de la reacción del vapor con el gas natural, una fase de la producción 
comercial de amoníaco. El dióxido de carbono se purifica disolviéndolo en una 
solución concentrada de carbonato alcalino y luego calentando la disolución con 
vapor. El gas se recoge y se comprime en cilindros de acero. 
La atmósfera contiene dióxido de carbono en cantidades variables, aunque 
normalmente es de 3 a 4 partes por 10.000, y aumenta un 0,4% al año. Es 
utilizado por las plantas verdes en el proceso conocido como fotosíntesis, por el 




El dióxido de carbono se usa para fabricar carbonato de sodio, Na2CO3 · 1OH2O 
(sosa para lavar), e hidrogeno carbonato de sodio, NaHCO3 (bicarbonato de 
sodio). Disuelto bajo una presión de 2 a 5 atmósferas, el dióxido de carbono 
produce la efervescencia de las bebidas gaseosas. No arde ni sufre combustión, 
por lo que se emplea en extintores de fuego. El extintor de CO2 es un cilindro de 
acero lleno de dióxido de carbono líquido que, cuando se libera, se expande 
repentinamente y produce una reducción de temperatura tan grande que se 
solidifica en “nieve” en polvo. Esta nieve se volatiliza (se evapora) al contacto 
con la sustancia en combustión, produciendo una capa de gas que enfría y mitiga 
la llama. El dióxido de carbono sólido, conocido como hielo seco, se usa mucho 
como refrigerante, su capacidad para enfriar es casi el doble que la del hielo del 
agua; sus ventajas son que no pasa a líquido sino que se convierte en un gas, 
produciendo una atmósfera inerte que reduce el crecimiento de las bacterias. 
 
La presencia de dióxido de carbono en la sangre estimula la respiración. Por esa 
razón se le añade dióxido de carbono al oxígeno o aire ordinario en la respiración 
artificial, y a los gases utilizados en la anestesia.  
 
3.3.1.1. Diagrama de Fases del Dióxido de Carbono (CO2) 
 
Para poder comprender claramente un diagrama de fases es necesario conocer 
ciertos conceptos fundamentales, los cuales de detallan a continuación:  
Sistema.- Es la parte del universo que se aísla para estudiar en ella un proceso de 
interés. Las propiedades de un sistema pueden ser intensivas o extensivas. 
 
Las Propiedades Intensivas son independientes de la cantidad de materia 
contenida dentro del sistema, por ejemplo la presión, temperatura. 
 
Las Propiedades Extensivas son aquellas que si dependen de la cantidad de 
materia contenida dentro  de un  sistema, por ejemplo el volumen, la masa, 




Una clasificación de los sistemas se puede establecer en función de  la forma en 
que las propiedades  intensivas varían dentro del sistema, así se tienen:  
 
a) Sistema Homogéneo- Cuando  las propiedades intensivas varían en forma 
continua con la posición. 
 
b) Sistema Heterogéneo.- Cuando existen discontinuidades de las 
propiedades intensivas, las cuales son función de la posición.  
 
Estado de un Sistema. El estado de un sistema quedará definido por medio de 
ciertas magnitudes que son mesurables, por ejemplo: presión, volumen,  
temperatura,  etc.  Por estado  de  equilibrio  de  un  sistema  se entiende la 
invariabilidad de las propiedades del sistema respecto al tiempo. 
 
Alrededores. Es el resto del mundo físico que no esta comprendido ni en el 
sistema, ni en su contorno. 
 
Contorno. Son las superficies que separan al sistema de sus  alrededores,  puede  
ser  una  superficie  física  o matemática. 
 
Ecuación  de  Estado. Se  la  define  como  la  relación matemática que existe 
entre las propiedades puntuales del sistema en estado de equilibrio. 
 
Fase. La fase es una región homogénea, constituida por una sola clase de 
moléculas,  por  lo cual no es el número de superficies de discontinuidad lo que 
proporciona el número de fases del sistema. 
 
Estados de Agregación. Para una sustancia dada se tienen los llamados  estados 
de  agregación  que  son tres: solido, líquido y gaseoso. 
 
Principio de un Comportamiento de Fases. Dependiendo de la región del 
diagrama de fases, será  necesario  especificar  un  determinado  número  de 
variables, con objeto de que el sistema bajo estudio esté termodinámicamente 
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caracterizado. El número de parámetros (propiedades), del sistema que será 
necesario especificar estará dado por la regla de fases de GIBBS. 
 
Esta regla puede expresarse de la siguiente forma: 
 
F = c – p + 2  
 
Donde: 
F = Número de grados de libertad del sistema (número de variables 
independientes).  
c = Número de componentes del sistema  
p = Número de fases del sistema. 
 
Como el petróleo es una mezcla compleja multicomponente que consta de cientos 
de ellos. Así, si se considera que el petróleo está constituido por "n" componentes, 
entonces de acuerdo a la ley de GIBBS, sería necesario especificar un número 
grande de grados de libertad, para definir completamente el comportamiento de 
fases, por lo que el procedimiento resultaría demasiado complicado. Para este fin 
se recurre a la representación mediante diagramas ternarios de los cambios que 
ocurren en sistemas de multicomponentes. 
 
Para poder entender el comportamiento de fases se debe tener claras, las 
siguientes definiciones: 
 
Punto de Burbuja. Es aquel en el que las primeras moléculas pasan de la fase 
liquida a la fase de vapor, formando la primera burbuja de gas en fase libre. 
 
Punto de Rocío. Es aquel en el que sólo se tiene una gota de líquido en el seno de 
una fase de gas. 
 
Punto Cricondertérmico. Temperatura máxima a la cual las dos fases pueden 




Punto Cricondenbárico. Es la máxima presión a la cual las dos fases pueden 
coexistir en equilibrio. 
  
Punto Triple. Es en el cual las fases: sólido, líquido y gas coexisten en equilibrio. 
Para el caso del CO2 el punto triple se ha establecido a -69
o
F y 60,43 PSI.  
 
Punto Crítico. Es el estado a condición de presión y temperatura para el cual las 
propiedades intensivas de las fases líquida y gaseosa son idénticas. Las 
condiciones críticas para el CO2 se han determinado en 87,8 
o
F y 1.069,4 PSI. 
 
Figura 3.9  Diagrama de Fases del CO2, en Función de las Condiciones de 
Presión y Temperatura. 
 
Fuente: Carlos Aizprúa Luna, Ramón Rodríguez Pons, (2006), “Dióxido de Carbono: 







3.3.1.2. Propiedades del Dióxido de Carbono (CO2)  
 
3.3.1.2.1. Propiedades Físicas 
 
Dependiendo de las condiciones de presión y temperatura a las que se encuentre el 
CO2 puede presentarse en estado gaseoso, líquido y sólido. La Figura 3.9 muestra 
el comportamiento de fases del CO2 en función de la presión y la temperatura. 
 
Estado Gaseoso.  A condiciones normales, es decir a 14,7 PSI de presión y 60 
o
F 
de temperatura, el CO2 es un gas inodoro, incoloro, no inflamable; con una 
Gravedad especifica de 1,52 con respecto al aire. El CO2 es un gas expandible y 
soluble en varios líquidos y gases, con el incremento de la temperatura el CO2 se 
expande más rápidamente, debido a que se reduce su densidad. La Figura 3.10, 
ilustra el comportamiento de la densidad del CO2 a distintas condiciones de 
presión y temperatura. Quizá la propiedad más importante del CO2 es la de 
vaporizar y extraer las porciones livianas del petróleo crudo con el cuál se pone en 
contacto proporcionando características de miscibilidad al proceso. Otra de las 
propiedades importantes del CO2 es la viscosidad, la cual también sufre 
variaciones en función de las condiciones de presión y temperatura a las que se 
somete. La Figura 3.11 muestra la variación de la viscosidad del CO2, como una 
función de la presión y temperatura. 
 
Estado Líquido. El CO2 líquido puede existir únicamente en un limitado rango el 
cuál se puede apreciar en la Figura 3.9, y este corresponde a una alta presión y 
alta temperatura. 
 
La gravedad específica del CO2 líquido es 1,02, lo cual favorece los procesos 
miscibles, donde los fluidos pueden mezclarse en toda proporción, dando como 
resultado una fase simple. 
 
Estado Sólido.  A presión atmosférica, es decir, 14,7 PSI y a temperaturas bajo 
los -190 
o
F el CO2 se presenta en estado sólido, en este estado se lo conoce 
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comúnmente como hielo seco, ya que al incrementarse la temperatura sobre los -
190 
o
F y manteniéndose la presión atmosférica constante, el CO2 pasa 
directamente de estado sólido a estado gaseoso, sin pasar por el estado líquido, 
como se muestra en el diagrama de fases de la Figura 3.9. 
 
Figura 3.10  Densidad del CO2 en Función de la Presión y Temperatura,  
 











Figura 3.11  Viscosidad del CO2 en Función de la Presión y Temperatura,  
 




Diagrama Ternario  
 
Son diagramas que representan el equilibrio entre las distintas fases que se forman 
mediante tres componentes, como una función de la temperatura. 
 
Normalmente, la presión no es una variable indispensable en la construcción de 
diagramas de fases ternarios, y por la tanto se mantiene constante a 1 atm. 
 
La concentración de cada uno de los tres componentes puede ser expresada ya sea 
mediante “wt. %”o “molar %”. 
La suma de la concentración de los tres componentes debe llegar hasta 100%. 
 
El triángulo de Gibbs es usado para determinar la composición general, es 
un triángulo equilátero sobre el cual los componentes puros están 
representados en cada esquina. Figura 3.12 
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Figura 3.12  Diagrama Ternario  
 
Fuente: Paris Magdalena, (2009), “Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos” 
 
 
3.3.1.2.2. Propiedades Químicas 
 
Como las principales propiedades químicas del CO2 se pueden mencionar las 
siguientes: 
 
 En  estado gaseoso el CO2 se define como un gas inerte, no reacciona con 
facilidad con otros gases en la atmosfera y no es combustible. 
 
 El CO2 tiene un momento dipolar igual a cero, y por lo tanto es soluble 
tanto en sustancias polares como no polares. 
 
 Los reductores energéticos lo descomponen en monóxido de carbono: 




 Reacciona con bases dando lugar a los carbonatos. 
 
 Se forma de los carbonatos y de todos los compuestos de carbono 
quemados en exceso de oxígeno. 
 
 Se forma tratando un carbonato con ácido: 
 
CaCO3 + 2HCl              CaCl2 + H2O + CO2 
 
 Reacciona en presencia de agua formando ácido carbónico: 
 
H2O + CO2              H2CO3 
 
Lo que le da al CO2 el carácter de un ácido débil, ya que su pH se reduce 
de 7 a 3. 
 
Tabla 3.1 Propiedades del Dióxido de Carbono 
Propiedad Valor 
Masa molecular 44.01 
Gravedad específica 1.53 a 21 
o
C 
Densidad crítica 468 kg/m
3
 
Concentración en el aire 370 ppm 
Estabilidad Alta 
Líquido Presión < 60.3 PSI 
Sólido Temperatura < -78 
o
C 
Constante de solubilidad de 
Henry 
298.15 mol/ kg * bar 
Solubilidad en agua 0.9 vol/vol a 20 
o
C 





3.4. FUNDAMENTOS DE LA RECUPERACIÓN MEJORADA 
MEDIANTE LA INYECCIÓN DE CO2  
 
Una significante cantidad de petróleo, entre el 55 al 70% del petróleo 
originalmente contenido en el reservorio, permanece aún en el yacimiento después 
de la recuperación primaria y secundaria. El petróleo residual permanece como 
micro gotas aisladas atrapadas en los poros de la roca reservorio o como una 
película alrededor de los granos de la roca. La saturación de petróleo en la roca 
reservorio es de 20 a 35% en regiones barridas por el desplazamiento de fluidos 
durante la recuperación secundaria (agua o gas natural), pero es significativamente 
mayor en la zona del reservorio no afectada por la recuperación secundaria. Un 
proceso efectivo de recuperación mejorada debe movilizar esas pequeñas gotas 
dispersas y formar un banco de petróleo que pueda moverse hacia los pozos 
productores. Esto debe ser logrado a micro-escala, a nivel de los poros, y también 
a macro-escala afectando el mayor volumen posible del reservorio. La inyección 
de CO2 en el reservorio puede movilizar este petróleo atrapado, cuando el CO2 se 
introduce en el reservorio interactúa física y químicamente con la roca reservorio 
y el petróleo contenido, creando condiciones favorables que mejoran el recobro. 
Estas condiciones incluyen: 
 
 La acción de las fuerzas capilares, que inhiben el flujo del petróleo a través 
de los poros del reservorio, por la presencia de altas  tensiones interfacial 
entre el petróleo y la roca. 
 
El objetivo de cualquier proceso miscible es el de incrementar el factor de 
recobro mediante la reducción de la saturación residual de petróleo (Sro) al 
valor más bajo posible. Éste depende del Número Capilar (Nc). 
 
Al aumentar el Número Capilar entonces la saturación de petróleo residual 
disminuye, esto se logra gracias ya que al mezclarse misciblemente el CO2 




Para poder recuperar cantidades significativas de crudo, el número capilar 
debe crecer 3 o 4 órdenes de magnitud. La tensión interfacial puede 
reducirse fácilmente en términos de 1.000 a 10.000 veces. Figura 3.13 
 
Figura 3.13 Relación entre número capilar y recuperación de crudo 
 




 La expansión del volumen del petróleo (hinchamiento) y la subsecuente 
reducción de la viscosidad. 
 
 El desarrollo de favorables y complejos cambios de fase en el petróleo lo 
cual incrementa su fluidez. 
 
 El mantenimiento de favorables características de movilidad para el 
petróleo y el CO2 que mejoran la eficiencia de barrido.  
 
 
3.4.1. Eficiencia del desplazamiento 
 
Varios mecanismos pueden causar que se abandone cierta saturación de petróleo 
en la roca del yacimiento. La extracción de hidrocarburos del crudo crea 
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composiciones miscibles in situ, pero la mezcla causada por la difusión y la 
dispersión trabaja constantemente para diluir estas composiciones. Debido a la 
dispersión, algunas composiciones son diluidas dentro de la región de dos fases, y 
el petróleo queda abandonado detrás del frente de CO2 como saturación residual. 
Los líquidos pesados o las fases sólidas pueden precipitarse.  
 
La saturación de petróleo residual puede ser influenciada por la geometría de los 
poros de la roca cuando algunos poros contenedores de petróleo  no son barridos 
por los fluidos inyectados debido a poros no conectados o a una alta resistencia al 
flujo. Este efecto podría ser especialmente notorio en carbonatos y que la 
recuperación de petróleo de tales poros depende de la difusión más que del 
desplazamiento frontal. 
 
3.4.2. Eficiencia de barrido 
 
La relación de viscosidad entre el petróleo y el CO2, la segregación gravitacional 
causada por el contraste de densidades del CO2 y los fluidos del yacimiento, y la 
distribución espacial de las permeabilidades son importantes factores que afectan 
la eficiencia volumétrica del barrido. 
 
Una desventaja del desplazamiento con CO2 en comparación con el 
desplazamiento por agua resulta de la baja viscosidad del CO2 con relación a la 
del petróleo.  
La tendencia normal para los fluidos inyectados de fluir preferentemente por las 
capas de roca más permeables se agrava por una relación de viscosidades 
desfavorable. Por estas razones, los yacimientos que contienen petróleos de 
viscosidad relativamente alta no son candidatos para el desplazamiento miscible 
con CO2. El límite superior para la viscosidad del petróleo depende de factores 
tanto técnicos como económicos y no es posible dar un sólo valor para todos los 
casos. A modo de guía se sugiere de 10 a 12 cp. 
 
Las densidades del petróleo y del CO2 son similares para un buen número de 
condiciones de yacimiento, lo cual tiende a minimizar la segregación entre estos 
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dos fluidos en yacimientos que no se han sometido a desplazamiento por agua. En 
los yacimientos que sí se han sometido a desplazamiento por agua o a los que se 
les ha inyectado agua con CO2 para contrarrestar los efectos de la relación de 
viscosidad y la estratificación de la permeabilidad, el contraste de densidades 
entre el agua y el CO2 puede causar segregación. La severidad de la segregación y 
su influencia en la recuperación de petróleo depende de la permeabilidad vertical 
y de la distribución de las permeabilidades horizontales. 
 
3.4.3.  Método de Desplazamiento Inmiscible  
 
La inyección de CO2 en un reservorio puede incrementar el recobro del petróleo, 
incluso cuando la presión mínima de miscibilidad no es alcanzada, por ejemplo en 
reservorios de baja presión o en el caso de petróleos pesados. Bajo tales 
condiciones, el CO2 aunque no completamente miscible con el petróleo puede 
disolverse parcialmente en él, causando cierto hinchamiento del petróleo. Se ha 
reportado que la adición de CO2 en reservorios de petróleo pesado puede reducir 
considerablemente su viscosidad. El rol más importante que cumple el CO2  en un 
desplazamiento inmiscible es similar al del agua en un proceso de recuperación 
secundaria, es decir, levantar y mantener la presión del reservorio. Aunque la 
inundación con agua ofrece mayor eficiencia de recobro, el uso de CO2 para 
levantar la presión ha sido considerado en un número limitado de proyectos 
cuando la permeabilidad de la roca reservorio es demasiado baja o las condiciones 
geológicas no favorecen el uso de agua. 
En este proceso es más común el método de inyección GSGI aunque el método 
WAG es también posible. El CO2  se inyecta generalmente a bajas tasas en la 
“cresta” del reservorio apuntando a llenar el volumen poroso del reservorio, la 
inyección de gas crea una capa artificial de gas, empujando al petróleo 
simultáneamente hacia abajo y hacia el límite del reservorio donde están 
localizados los pozos productores. La presencia de agua dentro del reservorio 
reduce la efectividad del proceso ya que inhibe al flujo del petróleo. De tal manera 
este proceso puede no ser efectivo cuando se aplica después de una significante 
inundación con agua. 
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El proceso de desplazamiento inmiscible ha visto aplicaciones muy limitadas 
hasta ahora, siendo la economía la principal razón. Mientras significativas 
cantidades de  CO2  son requeridas además de la necesidad de perforar nuevos 
pozos, adicionalmente la producción de petróleo es muy lenta. Se pueden requerir 
hasta diez años de inyección antes del que el proyecto empieza a producir petróleo 
adicional. Además de todo esto  un proyecto de desplazamiento inmiscible se 
aplica generalmente al reservorio entero, limitando las oportunidades para una 
implementación a escala más pequeña. 
El importante crecimiento de los potenciales beneficios económicos de la captura 
y almacenamiento de CO2 puede hacer a este proceso comercialmente más 
atractivo. Los proyectos de desplazamiento inmiscible pueden almacenar mayores 
volúmenes de CO2  que proyectos de desplazamiento miscible.   
Cuando la presión del reservorio es insuficiente o la composición del petróleo es 
desfavorable (petróleo pesado) el CO2 inyectado no será miscible con el crudo, de 
manera que otro mecanismo de desplazamiento conocido como inundación con 
CO2 inmiscible tiene lugar. Los principales mecanismos involucrados en este tipo 
de desplazamiento son: 
 
 Hinchamiento de la fase petróleo, ya que al petróleo se satura con CO2. 
 Reducción de la viscosidad del petróleo hinchado y la mezcla de CO2. 
 Extracción de los hidrocarburos más livianos dentro de la fase CO2. 
 Mantenimiento de la presión dentro del reservorio. 
 
Esta combinación de mecanismos permite a la porción de petróleo remanente 
contactada ser movilizada y producida. En general el proceso de desplazamiento 
inmiscible es menos eficiente que el proceso miscible en el recobro de petróleo 





Figura 3.14 Esquema de la técnica de desplazamiento inmiscible. 
 
Fuente: L. W. Helm, V. A. Josendal, “Mechanisms of Oil Displacement by Carbon 
Dioxide” 
 
3.4.4.  Método de Desplazamiento Miscible  
 
Bajo condiciones favorables de temperatura, presión y composición del crudo, el 
CO2 crítico (en estado líquido) puede hacerse miscible con el petróleo. El crudo y 
el CO2 se mezclan en todas proporciones formando una sola fase líquida, como 
resultado de esta interacción, el petróleo se hincha, su viscosidad se reduce y los 
efectos de tensión superficial disminuyen, mejorando la habilidad del petróleo 
para fluir fuera del reservorio. 
 
El  dióxido de carbono, sin embargo no es inmediatamente miscible con el 
petróleo al primer contacto. Las condiciones de miscibilidad se desarrollan 
dinámicamente en el reservorio por cambios de composición cuando el CO2 fluye 
a través del reservorio y gradualmente interactúa con el petróleo, en un proceso 
llamado miscibilidad por contacto múltiple (multiple contact miscibility MCM). 
Cuando el CO2 es inyectado en el reservorio y entra en contacto con el crudo 
inicialmente su composición se enriquece con componentes intermedios 
vaporizados del petróleo, este cambio local en la composición del petróleo 
permite la miscibilidad entre el petróleo y el CO2 (proceso de vaporización), 
51 
 
formando una zona miscible entre el banco de petróleo y el CO2 inyectado. Sin 
embargo, prácticamente la interacción entre el CO2 y el petróleo no es tan simple, 
ya que envuelve la formación de algunas complejas fases tanto líquidas como 
gaseosas.  
 
La miscibilidad del CO2 en el petróleo es fuertemente afectada por la presión, una 
presión mínima de miscibilidad (minimum miscibility pressure, MMP) se requiere 
para que el CO2 se mezcle completamente con el petróleo. A esta presión la 
densidad del CO2 es similar a la del petróleo en el reservorio, el valor de la MMP 
depende de la composición del crudo, de la pureza del CO2 y de las condiciones 
de presión y temperatura del reservorio, por lo tanto, una técnica de 
desplazamiento por CO2 miscible solo puede ser implementada cuando el CO2 
pueda ser inyectado a una presión más alta que la MMP. 
 
Debido a esto, el conocimiento de la MMP es un requerimiento fundamental para 
la aplicación de los procesos en un campo petrolero, para lo cual significantes 
investigaciones se han enfocado en la medición y predicción de la MMP. La 
MMP actualmente puede ser medida experimentalmente usando ecuaciones 
empíricas y modelos termodinámicos con una muy buena exactitud. 
 
En resumen, algunos de los factores favorables para que se dé un bajo valor de 
MMP pueden ser: 
 
 Alta densidad del CO2, por ejemplo 0,4 a 0,75 gr/cm
3
, necesarios para 
alcanzar la miscibilidad en los componentes del C5 al C30 del crudo. 
  
 Bajas temperaturas de reservorio para maximizar la densidad del CO2. 
 
 Alta pureza del CO2, ya que la presencia de nitrógeno, sulfuros y otros 
contaminantes en el flujo de CO2 incrementan la MMP. 
 
En teoría, todos los petróleos puestos en contacto con CO2 pueden ser recobrados, 
sin embargo en la práctica, el recobro de petróleo adicional está usualmente 
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limitado del 5 al 30% adicional del POES. Las razones que afectan el recobro de 
petróleo incluyen: 
 
 Flujo inestable (digitación) resultante del flujo más rápido de CO2 
respecto al petróleo dentro del reservorio. 
  
 Pronto avance del CO2 resultante de un flujo inestable y efectos de 
gravedad que resultan de una significativa diferencia de densidades entre 
el petróleo y el CO2 o de una alta permeabilidad de la roca reservorio. 
 
 La necesidad de CO2 para movilizar también mas agua en el reservorio, la 
cual ha sido dejada atrás después de la inundación con agua. 
 
Bajo prácticas comunes, la producción de petróleo apunta a maximizar el recobro 
y a minimizar el consumo de CO2, ya que más tarde se convierte en un producto 
que podría ser re-usado para recuperación mejorada si el reciclaje de CO2 que se 
produce es más económico que comprar todo el CO2 “nuevo”. En el caso de la 
amazonia habría que reusar Por esta razón, el CO2 que se produce junto con el 
petróleo y el agua es separado, re-comprimido e inyectado de vuelta junto con el 
flujo de CO2 fresco comprado en el proyecto. Pese a esto, cierta cantidad de CO2 
queda permanentemente dentro de la formación, atrapado en los poros de la roca o 
disuelto en el crudo.  
 
El desplazamiento miscible es una tecnología que puede ser aplicada hacia el final 
de la vida convencional de un reservorio, unos pocos años antes e incluso 
inmediatamente después de una recuperación secundaria, ya que no son necesarios 
mayores cambios en el modelo de los pozos. Un proyecto de desplazamiento 
miscible puede usar los mismos pozos.  
 
El petróleo incremental puede ser producido relativamente rápido, generalmente 
después de 1 a 5 años desde el comienzo del proyecto dependiendo de las 






Una operación de desplazamiento miscible puede usar las mismas facilidades que 
se usan para inyección de agua en una recuperación secundaria. La infraestructura 
adicional necesaria incluye: 
 
 Facilidades de recepción y acondicionamiento para el CO2 (incluyendo la 
adición de inhibidores de corrosión). 
 Modificación en los pozos inyectores y productores. 
 Facilidades de separación de CO2 
 Facilidades de compresión y líneas de reciclaje de CO2 





3.5.  INYECCIÓN DE CO2 HUFF AND PUFF 
3.5.1. Introducción  
 
La técnica de Huff and Puff es una técnica para recuperación mejorada de petróleo 
que consiste en inyectar un volumen de CO2 en forma gaseosa  en la formación, 
en un pozo en producción de hidrocarburos líquidos, con el fin de obtener una 
producción incremental de los mismos.  
Una vez que el CO2 gas está dentro de la formación, el pozo se cierra durante un 
periodo de tiempo calculado para permitir la miscibilidad gas  - liquido con el 
petróleo de la formación, y que el CO2 reaccione con el agua congénita para 
formar acido carbónico, el cual reaccionara con el CaCO3 de la roca almacenante 
aumentando la permeabilidad.  
Después de un cierto tiempo el pozo se abre en forma controlada debiendo 
manifestarse un incremento de producción. 
Es importante que la inyección de CO2 sea a una tasa de inyección alta, ya que 
mientras más rápido entre el CO2 dentro de la formación, el radio de penetración 
será mayor. (Figura 3.15)  
Un punto crítico es dar el tiempo suficiente para que la mayor cantidad de CO2 sea 
absorbido por el petróleo al llevarse a cabo la miscibilidad. Esto causa una 
reducción en la viscosidad del petróleo, y una reducción en la tensión superficial 
entre el petróleo y los poros de la roca teniendo como resultado un incremento en 








Figura 3.15 Recuperación incremental de petróleo en función de la cantidad de 
CO2 
 




El Huff and Puff es un proceso probado exitosamente como una técnica de 
recuperación mejorada de petróleo en muchas partes del mundo. 
 Occidental Elk Hills, California, USA. 
 ECOPETROL S.A. EOR, Colombia. 
 SINOPEC, Junsing oil field EOR, China. 
 Pengrowth Judy Creek, Alberta, Canadá. 
 Arc Energy Trust Redwater, Alberta, Canadá. 
 Tundra Sinclair, Manitoba, Canadá. 
 Delaware Submarine Sandstone, USA. 
  
El CO2 ha sido usado para recuperar el petróleo remanente en uno o más de los 
siguientes casos: 
- Formaciones con baja permeabilidad 
- Temperaturas de fondo del orden de los 120 °C (248 °F).  
- Formaciones conteniendo arriba del 29% de ácido sulfhídrico 
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- Yacimientos con saturación de petróleo desde 28 a 64% 
- Petróleos con calidades  de 16 a 45 °API 
- Formaciones homogéneas con espesores de 2.5 a 180 m 
- Petróleos con viscosidad de 0.3 a 188 cp 
 
3.5.2. Proceso  
Existen cuatros pasos en la inyección cíclica de CO2. Huff and Puff. 
 
Figura 3.16 Inyección cíclica de CO2 Huff and Puff 
 
Fuente: “The CO2 Huff and Puff Process in a Bottomwater-Drive Reservoir, Journal of 
Petroleum Technology.”  
 
 
- Se debe realizar una prueba de presión del casing y/o tubing para 
garantizar que el CO2 presurizado llegue hacia el objetivo. 
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- Inyectar el CO2 durante un periodo de entre un día a varias semanas, 
dependiendo de la capacidad de flujo del pozo. Los volúmenes pueden 
variar entre 2 a 50 MMscf de CO2.  
 
Figura 3.17 “Huff” 
 
Fuente:  “The CO2 Huff and Puff Process in a Bottomwater-Drive Reservoir, 




- Cerrar el pozo para un período de miscibilidad, suele durar de dos a cuatro 
semanas. Durante este tiempo, el CO2 se disuelve en el petróleo, se hincha 
su volumen, y se reduce la viscosidad como la presión del yacimiento y se 
redistribuyen las saturaciones de CO2. El petróleo en el yacimiento se 
energiza de la misma manera que se energiza el agua en una botella de 
soda presurizada con CO2. 
- Producir el pozo de nuevo. Si los pozos producen todo el CO2 durante las 
primeras 24 horas, se cierra el pozo de nuevo una semana más, y se repite 




Figura 3.18 “Puff” 
 





La tasa de petróleo con la inyección de CO2 puede mostrar hasta un incremento de 
10 veces más que la tasa pre CO2, a pesar de que un aumento de tres veces es más 
común 
La inyección de CO2 se ha repetido con éxito en un mismo pozo, a pesar de que 
cada ciclo generalmente produce menos petróleo. Después de tres ciclos, el 
procedimiento generalmente no es eficaz. 
 
3.5.3. Efectos de la Inyección de CO2 
 
El CO2 se absorbe en el petróleo y el agua de formación. El agua absorberá al CO2 
rápidamente, pero sólo una cantidad relativamente limitada. A la inversa, el 
petróleo puede absorber un volumen significativo de CO2 aunque es un proceso 
mucho más lento. Por esta razón el pozo de producción se cierra lo que se 
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denomina un período de remojo. Este período de cierre suele ser de 1 a 4 semanas, 
dependiendo de las propiedades del fluido y las condiciones del yacimiento. 
Durante este período de cierre, la viscosidad del petróleo experimentará 
hinchazón, y la tensión interfacial disminuirá, y por lo tanto la movilidad relativa 
del petróleo se incrementará. Una vez el pozo es devuelto a la producción, el 
petróleo que se hinchó fluirá hacia el pozo. 
1. Mejora la permeabilidad y energiza el yacimiento. La reacción del CO2 con el 
agua de formación. 
 CO2 + H2O   H2CO3 
El ácido carbónico (H2CO3) reacciona con el Carbonato de Calcio (CaCO3) de la 
roca almacenante diluyéndolo con lo cual se mejora la permeabilidad. 
H2CO3 +CaCO3                       CO2 + CaH2 (CO3)2  
El Bicarbonato de Calcio (CaH2(CO3)2), es un compuesto muy inestable con la 
Temperatura, y se descompone fácilmente manteniendo un efecto efervescente 
que energiza al yacimiento: 
CaH2 (CO3)2                    CaCO3 +CO2+ H2O. 
2. Mejora la movilidad del petróleo. Solubilidad y Miscibilidad 
• La solubilidad y la miscibilidad del CO2 con el petróleo depende de su 
composición, la temperatura y la presión. 
• La solubilidad y la miscibilidad del CO2 con el petróleo reducen la viscosidad y 
la tensión interfacial entre el petróleo y la roca, lo que mejora la movilidad del 
petróleo. 
• Al disolverse el CO2 con el petróleo provoca un hinchamiento del mismo 
(Swelling), lo que incrementa la permeabilidad relativa al petróleo mejorando la 





3.5.4. Afectación de las Permeabilidades relativas por la Inyección de CO2 
 
En las figuras  Figura 3. 19 y Figura 3.20  se  muestra la afectación de la 
permeabilidad relativa del petróleo y agua, antes y después de la inyección del 
CO2. 
Figura 3.19 Afectación de la permeabilidad. Antes de la Inyección de CO2 


















Figura 3.20 Afectación de la permeabilidad. Después de la inyección de CO2 
 
 





3.5.4.1. Solubilidad, correlación entre la Temperatura y la Presión 
 
El CO2 se disuelve fácilmente en la mayoría de los líquidos, dependiendo de la 
temperatura y la presión. 
La temperatura tiene un efecto directo en el comportamiento de la solubilidad del 
CO2 en los líquidos. 
Mientras más grande sea la presión, más grande será el volumen de CO2 que un 







3.5.5. Presión Mínima de Miscibilidad 
 
La Presión Mínima de Miscibilidad (PMM), es la menor presión a la cual el gas de 
inyección y el crudo de un yacimiento pueden llegar a ser miscibles a través de 
procesos por múltiples contactos, existiendo transferencia de masa entre la fase 
líquida (crudo) y fase gaseosa (gas de inyección) a una temperatura específica. 
La PMM es una propiedad termodinámica y clave en los procesos miscibles de 
recobro de petróleo. Depende fundamentalmente de la temperatura, composición del 
gas de inyección y composición del crudo en el yacimiento. 
 
3.5.5.1. Cálculo de la presión mínima de miscibilidad 
 
El criterio clave para determinar si un proyecto de inyección de CO2 es factible es la 
miscibilidad del CO2 en el petróleo. La miscibilidad aumenta con la profundidad y 
con la gravedad del petróleo. 
Usando la información disponible y aplicando correlaciones empíricas, se estima la 
presión mínima de miscibilidad. 
El primer paso es calcular el peso molecular del componente C5
+
 del petróleo del 
reservorio receptor, para lo cual se usa la correlación entre la gravedad API del 
petróleo y el peso molecular del C5
+
, publicada por Laseter,  esta correlación puede 

















) = Peso molecular del componente C5
+ 
(g/mol) 
API = Gravedad API del petróleo 
Una vez conocido el peso molecular del componente C5
+
 se puede estimar la presión 
mínima de miscibilidad usando la relación publicada por Holm y Josendal y 
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actualizada por Mungan, la cual estima la PMM partiendo del peso molecular del 
componente C5
+
 y de la temperatura del reservorio. Esta correlación puede ser 
expresada analíticamente mediante la siguiente ecuación: 
   )(*377,4005,1*)(*727,7558,329 55   CMWCMWPMM T  
Dónde: 
PMM = Presión mínima de miscibilidad (PSI) 
T = Temperatura (F) 
MW (C5
+
) = Peso molecular del componente C5
+ 
(g/mol) 
3.5.5.1.1. Correlación (Lasater, 1958) 
Correlación entre la gravedad especifica del petróleo y el peso molecular con 
componentes  C 5 +.  
Figura 3.21 Correlacion Lasater, 1958 
 









3.5.5.1.2. Correlaciones Mungan 1981 
 
Figura 3.22 Correlacion Mungan, 1981 
 




3.5.6. Infraestructura requerida para la inyección de CO2 
 
3.5.6.1. Sistema de superficie relacionado con la inyección de CO2 
 
La fase de implementación del sistema de tratamiento de gas tiene como objeto 
alcanzar una capacidad de procesamiento, separación y almacenaje de mínimo 3.5 
MMSCFD de CO2, para lo cual deberán instalarse sistemas de enfriamiento, 
compresión y membranas de separación de CO2. 
Sistema de Compresión 
El gas proveniente del sistema de separación primario de gas (FWKO), es conducido 
por una línea a una presión y temperatura aproximada de 50 psig y 190 °F, 
respectivamente; hacia el sistema de tratamiento. 
El gas ingresa a un aero enfriador, esto para condensar los líquidos que han sido 
arrastrados desde los FWKO disminuyendo su temperatura hasta un promedio de 120 
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ºF, a continuación se tiene un scrubber el cual permitirá separar los líquidos y enviar 
el gas con un contenido de líquidos mínimo hacia la primera etapa de compresión. El 
gas en la primera etapa de compresión eleva su presión desde 49 psig hasta 220 psig 
con una temperatura de salida de 325 ºF, luego se disminuye su temperatura en un 
aero enfriador hasta 120 ºF, separa los condensados generados en un scrubber y el 
gas de este equipo es enviado primeramente a un sistema de filtrado, compuesto por 
un filtro de polvo (polisher) basado en carbón activado el cual permite retener una 
gran cantidad de partículas que han sido arrastradas desde los FWKO y 
posteriormente a un filtro compuesto por silica de disminución de humedad, para 
reducir su contenido de humedad hasta parámetros necesarios para el proceso de 
membranas. Los filtros de humedad usan un promedio del 10% del flujo de gas 
tratado para la regeneración. 
A continuación, el gas es nuevamente comprimido desde una presión de 219 hasta 
400 psig con una temperatura de salida de 219 ºF, para luego ser enfriado hasta 
aproximadamente 120 ºF y separados los condensados en un scrubber, esto previo a 









Sistema de Enfriamiento 
 
El proceso de enfriamiento (refrigeración), se compone de dos intercambiadores de 
calor tipo placas corrugadas y un sistema de refrigeración con Freón. El sistema de 
Refrigeración con Freón está compuesto de un sistema de compresión, una válvula 
Joul Thompson y un chiller (enfriador). El sistema de refrigeración disminuye la 
temperatura sucesivamente desde 122 ºF a 90 ºF, luego a 60 ºF y por ultimo con el 
sistema de refrigeración hasta un promedio de 12 ºF, para disminuir la cantidad de 
condensados en la composición del gas e incrementar la fracción de CO2 presente en 
el gas; los flujos de gas y líquidos resultantes son utilizados como corrientes frías 
para los dos intercambiadores de placas flujos que se encuentran inicialmente en el 
proceso, esto permite disminuir la cantidad de energía requerida inicialmente en el 
proceso de refrigeración en un 50% aproximadamente. 
Sistema de Membranas 
El sistema de membranas comprende los procesos de filtrado de sólidos, separación 
de CO2 y almacenamiento de gas; en este último se ha incluido procesos de 
enfriamiento y compresión necesario para obtener las condiciones óptimas de 
almacenamiento criogénico del gas. 
El gas después de haber sido utilizado como corriente fría en el sistema de 
enfriamiento del gas, es enviado hacia uno de los intercambiadores de calor tipo placa 
que es parte del sistema de almacenamiento de gas, para luego ser enviado al 
scrubber de gas del sistema de membranas. El gas posteriormente es filtrado en un 
sistema de filtros tipo polishing, el cual disminuye las partículas de polvo arrastrado a 
valores menores a 4 micrones, y luego es enviado al sistema de membranas 
incrementando de esta manera la fracción de CO2 hasta valores promedio entre 92 a 
97% (m/m). Al mantener un contenido de humedad mínima en la corriente de gas de 
los FWKO, la eficiencia de las membranas es de aproximadamente un 95%. 
Con este proceso, el gas tendría el CO2 en fracciones aproximadas de 92 a 97% m/m, 
y un caudal de 4.6 MMSCFD aptos para ser inyectados en el subsuelo. 
Por último, el proceso de almacenamiento del gas comprende comprimir el gas a 
valore aproximados de 100 psig y un temperatura de 60 ºF, para esto se utilizan tres 
intercambiadores de calor tipo placa para disminuir la temperatura desde 631 ºF a 
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575 ºF, luego a 325.5 ºF y por último hasta 239.1 ºF, con el sistema de refrigeración 
se llega hasta los -60 ºF, para esto se aprovechan las corrientes frías de los procesos 
anteriores. A las condiciones de 100 psig y -60 ºF el CO2 se encuentra a condiciones 
líquidas las cuales permiten almacenarlo y transportarlo; el flujo aproximado que se 
tendría es de 4.6 MMSCFD o en su defecto 264 Ton. 
Almacenamiento y Transporte 
Para el almacenamiento del CO2 se pueden utilizar 4 cilindros de almacenamiento 
tipo salchichas, tres operativos y uno de back up, los cuales permitirán almacenar 320 
Ton (264+20% de sobre diseño) de CO2 en estado líquido. Cada uno de estos equipos 
deberá tener una capacidad de 110 Ton, y deberán estar diseñados de tal manera que 
no se permita un incremento súbito de su temperatura, ya que se ocasionaría pérdidas 
de CO2. 
Se debe contar de igual manera de un sistema de bombeo apto para el transporte de 
CO2 líquido. Se deberá analizar la necesidad de la instalación de un sistema de venteo 









3.5.6.2. Diagrama de flujo de procesos de separación y procesamiento de CO2 
 









3.5.6.3. Sistema de separación y procesamiento del CO2 proveniente del gas 
obtenido en el campo maduro a estudiarse 
 
Se debe utilizar el CO2 que ya se encuentra separado en la Estación del campo 
maduro a estudiarse, el cual actualmente no tiene un uso especifico. Para esto se debe 
realizar la Instalación de Facilidades de Superficie para acondicionar este gas a 
condiciones necesarias para su almacenamiento y transporte. La producción actual de 
CO2 en el Campo maduro es de aprox.  2 MMSCF o 100 Ton por día. 
Se debe refrigerar el gas hasta temperaturas aptas para el almacenamiento del CO2 
del Campo, aproximadamente a – 60ºF y una presión de 100 psig. Cabe indicar que 
el CO2 en este campo maduro ya se encuentra separado del gas, pues ya existen 
facilidades de separación operando en esta locación. 
En el campo maduro objeto del estudio es factible implementar un sistema de 
purificación del CO2, se considera como posible su instalación ya que solamente será 
necesaria en caso de requerir remover el metano del CO2 por lo que se podría requerir 
instalar una etapa adicional de membranas de separación de ambos gases.  
El proceso de almacenamiento del gas comprende la compresión del gas, a un valor 
aproximado de 140 psig y un sistema de refrigeración aproximados de 7.5 
MMBTU/H, capacidad suficiente para obtener la temperatura de -60 ºF, valor 
necesario para el almacenamiento de CO2, ya que a un promedio de 100 psig y -60 ºF 
el CO2 se encuentra a condiciones liquidas las cuales permiten almacenarlo y 
transportarlo; el flujo aproximado que se tendría es de 2 MMSCFD o en su defecto 
100 Ton.  
Para el almacenamiento del CO2 se utilizarán 4 cilindros de almacenamiento a 
presión, tipo salchichas, tres operativos y uno de back up, los cuales permitirán 
almacenar 120 Ton (100+20% Sobre diseño) de CO2 en estado liquido. Cada uno de 
estos equipos deberá tener una capacidad de 40 Ton, y deberán estar diseñados de tal 
manera que no se permita un incremento súbito de su temperatura, ya que se 
ocasionaría perdidas de CO2. Se debe contar de igual manera de un sistema de 
bombeo apto para el transporte de CO2 líquido.  
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Se debe contar de igual manera de un sistema de bombeo apto para el transporte de 
CO2 líquido. Se deberá analizar la necesidad de la instalación de un sistema de venteo 
de CO2, para el evento de incendio en la estación. 
 
 









3.5.7. Unidad de inyección de CO2  
 
- Tanques de almacenamiento 
- Bomba booster 
- Pipas de suministro 
- Sistema de medición y control 
- Set de mangueras y tuberías 
- Equipo de monitoreo de presión y temperatura de fondo 
 
Figura 3.27 Unidad de inyección para el HUff and Puff 
 




El CO2 utilizado es un producto líquido transportado hacia el lugar en tanqueros 
con capacidad de 20 toneladas. El CO2 se transporta aproximadamente  a 220  
psig y 0 °F. (Figura 3.28). El tanquero generalmente se equipa de una bomba de 




La inyección de CO2 se la realiza por el espacio anular en condiciones críticas, a 
la temperatura de entrega, 50 ºF,  ya que los pozos están entubados y cementados 
hasta la superficie. Este proceso minimiza la preparación del pozo y reduce los 
costos de inyección. 
 
Figura 3.28 Esquema Cambio de Fases del CO2 
 
 
Fuente: “Experiencia de Pemex en Reinyección de CO2”. 
  
  




















3.5.8. Diseño conceptual inyección de CO2 
 













4. ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS  
 
4.1. CONDICIONES DEL CAMPO MADURO 
4.1.1. Características y propiedades de las rocas productoras 
 
Las propiedades de las rocas productoras se muestran en la Tabla 4.1 
 








Espesor (pies) 40 60 
Zona de pago (pies) 36.6 25.1 
Saturación de Agua 
inicial (%) 
22 32 
Saturación de Agua 
Actual (%) 
65 73 
Porosidad (%) 16.6 17.1 
 
Fuente: Halliburton 







4.1.2. Características y propiedades de los fluidos 
Las propiedades de los fluidos se muestran en la Tabla 4.2 
 




Presión Inicial (Psi) 4050 4000 
Presión de Burbuja (Psi) 785 935 
Temperatura de Formación (F) 220 236 
Calidad del Petróleo (API) 19 28 
GOR (PCS/BLS) 125 185 
Boi (BLS/STBLS) 1.150 1.214 
Viscosidad del petróleo (cp) @ T 
yac 
18.15 3.21 
Gravedad especifica del gas 0.86 0.798 
Densidad del petróleo (g/cc) 0.943 0.881 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A. 
 
El campo maduro ha sido explotado mediante recuperación primaria y métodos de 
levantamiento artificial desde principio de los noventa, siendo sus reservorios más 
importantes U y T, los cuales tienen una producción acumulada para el 31-12-
2012, 61 MM Bls de petróleo con reservas probadas remanentes de 11.5 MM Bls. 
























% MM BLS MM BLS MM BLS 
U 144.5 [17-27] 39.82 33.24 6.59 
T 139.03 [18-26] 32.61 27.74 4.86 
 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A. 
 
4.2. Reservorio U 
4.2.1. Comportamiento de Producción del Reservorio U. 
El reservorio U es productor de petróleo pesado de 19 °API desde 1994, siendo 
necesario la incorporación de sistemas de levantamiento artificial en una etapa 
temprana de producción del mismo, a fin de obtener un mayor recobro primario. 
La Figura 4.1, detalla el comportamiento de producción del reservorio U, 
permitiendo resaltar que durante sus 6 primeros años de desarrollo se mantuvo 
una tasa promedio de petróleo cercana a 5000 BPD con incremento de producción 
de agua aceptable para reservorios con presencia de acuífero. 
En 1999 se reporta un incremento considerable del corte de agua hasta el 2012, lo 
cual no fue consistente con el aumento de hidrocarburo, permitiendo inferir que 
fue producto de perforaciones en zonas con alta saturación de agua, malas 
cementaciones y/o completaciones no optimizadas de los sistemas de 
levantamiento.   
La producción máxima del campo maduro se alcanzó en noviembre del 2008 
(8600 BPD),  pero no se pudo mantener a pesar de nuevas perforaciones. Luego 
de ese pico histórico de producción de petróleo, la producción de agua ha venido 
declinando gradualmente hasta mantenerse casi constante actualmente,  no 
ocurriendo lo mismo con los hidrocarburos cuya producción va en descenso. 
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Elaborado por: Edgar Espinosa A. 
 
4.2.2. Comportamiento de declinación de Producción 
 
Las curvas de declinación se realizaron para el reservorio U, con la finalidad de 
estimar el tipo de declinación, el porcentaje de declinación anual y las reservas 
remanentes.  
El modelo de declinación predominante para el reservorio U, identifica periodos 
de declinación similares en toda su vida productiva, por lo que se puede asumir 





























(L1) RATE_OIL (L1) RATE_WAT (R1) RATE_GAS
VS Time
                           Oil rate                                      Water rate                                          Gas rate  
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Figura 4.2 Comportamiento de declinación de producción, reservorio U 
 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A. 
  
En la figura se indica una declinación exponencial de 23.8 % en color verde, de 
23.4 % en color marrón y de 23.4 % en color azul, por lo que se asume una 
declinación exponencial de 25% a lo largo de la vida productiva del reservorio U.  
 
La extrapolación de las tendencias o predicción de producciones futuras (área por 
debajo de la curva en color verde del gráfico), se realizó considerando un límite 
económico de 100 BPPD o 20 años de producción, resultando unas reservas 









Figura 4.3 Estimación de reservas, declinación,  reservorio U 
 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A. 
 
 
En la figura se indica las reservas remanentes del reservorio U en el área de color 
verde con un valor de 6.6  MM Bls.  
 
4.2.3. Comportamiento de Presión del Reservorio U 
En el Reservorio U se estimó una presión inicial de 4050 psi referida a -8678 pies 
TVD, correspondiente a un gradiente de poros normal (0.46 psi/pies). La presión 
actual del yacimiento estimada es de aproximadamente 3100 psi a -8678 pies 
TVD. 
Desde el inicio de la producción (1994) hasta Diciembre de 2012, la presión del 
yacimiento ha declinado aproximadamente 900 psi con una producción acumulada 
de 33.2 MMBls de petróleo, siendo el comportamiento característico de 
reservorios con cuyo mecanismo de producción que mayor aporta es el acuífero. 
Actualmente el reservorio no ha llegado a su presión de burbuja por lo que se 
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mantiene como subsaturado, es decir que a condiciones de reservorio el gas se 
encuentra en solución. Según la información PVT suministrada se reporta una 
presión de burbuja de 785 psi. Ver Figura 4.4  
 
Figura 4.4  Comportamiento de presión del reservorio U 
 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A. 
 
 
4.2.4. Caracterización de fluidos, reservorio U 































Tabla 4.4 PVT generado para reservorio U 
 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A. 
 
 
4.3. Reservorio T 
4.3.1. Comportamiento de Producción del Reservorio T 
El reservorio T es productor de petróleo de 28 °API desde 1994, siendo necesaria 
la incorporación de sistemas de levantamiento artificial en una etapa temprana de 
producción del mismo, a fin de obtener un mayor recobro primario. La Figura 4.5 
detalla el comportamiento de producción del reservorio T, permitiendo resaltar 
que durante sus 10 primeros años de desarrollo se mantuvo un incremento de 
producción de agua y fuerte declinación de hidrocarburos, bajando la producción 
de petróleo de 7800 a 1300 BPD, lo cual ameritó un plan de perforación y 
optimización. Vale la pena destacar que aunque hay presencia de acuífero en el 
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reservorio no se considera como normal la fuerte caída de producción 
experimentada en esta etapa. 
En 2004 se reporta un incremento considerable del corte de agua hasta el 2012, lo 
cual no fue consistente con el aumento de hidrocarburo, permitiendo inferir que 
fue producto de perforaciones en zonas con alta saturación de agua, malas 
cementaciones y/o completaciones no optimizadas de los sistemas de 
levantamiento.  
La producción máxima del reservorio se alcanzó en Julio del 2010 (10500 BPD),  
pero no se pudo mantener a pesar de nuevas perforaciones. Luego de ese pico 
histórico de producción de petróleo, la producción de agua ha venido declinando 
gradualmente hasta mantenerse casi constante actualmente,  no ocurriendo lo 
mismo con los hidrocarburos cuya producción va en descenso. 
 
Figura 4.5   Comportamiento de producción de fluidos de reservorio T 
 
Fuente: Halliburton 




























(L1) RATE_OIL (L1) RATE_WAT (R1) RATE_GAS
VS Time      Oil rate                                      Water rate                                         Gas rate  
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4.3.2. Comportamiento de declinación de Producción 
 
Las curvas de declinación se realizaron para el reservorio T con la finalidad de 
estimar el tipo de declinación, el porcentaje de declinación anual y las reservas 
remanentes.  
El modelo de declinación predominante para el reservorio T, identifica periodos 
de declinación distintos en toda su vida productiva, por lo que se puede asumir 
una declinación exponencial con un rango de 23 a 25% para los primeros 10 años 
de producción y declinación exponencial de 40 a 45 % para la etapa final. Ver 
Figura 4.6.  
Figura 4.6  Comportamiento de declinación de producción, reservorio T 
 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
 
En la figura se indica una declinación exponencial de 25.5 % en color verde, de 
25.7 % en color marrón y de 40.4 % en color azul, por lo que se asume una 
declinación exponencial de 25% en los primeros 10 años de producción y 40 % al 
final de la  etapa productiva del reservorio T. 
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La extrapolación de las tendencias o predicción de producciones futuras (área por 
debajo de la curva en color verde del gráfico), se realizó considerando un límite 
económico de 100 BPPD o 20 años de producción y la declinación actual, 
resultando unas reservas remanentes aproximadas de 4.9 MMBls de petróleo. 
Figura 4.7. 
 
Figura 4.7  Estimación de reservas, declinación,  reservorio T 
 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
 
En la figura se indica las reservas remanentes del reservorio T en el área de color 
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4.3.3. Comportamiento de Presión del Reservorio T 
En el Reservorio T se estimó una presión inicial de 4000 psi referida a -8917 pies 
TVDS. La presión actual del yacimiento estimada es de aproximadamente 3100 
psi a -8917 pies TVD. 
Desde el inicio de la producción (1994) hasta Diciembre de 2012, la presión del 
yacimiento ha declinado aproximadamente 900 psi con una producción acumulada 
de 27.7 MMBls de petróleo, siendo el comportamiento característico de 
reservorios con cuyo mecanismo de producción que mayor aporta es el acuífero. 
Actualmente el reservorio no ha llegado a su presión de burbuja por lo que se 
mantiene como subsaturado, es decir que a condiciones de reservorio el gas se 
encuentra en solución. Según la información PVT suministrada se reporta una 
presión de burbuja de 935 psi. Figura 4.8. 
Figura 4.8   Comportamiento de presión del reservorio T 
 
Fuente: Halliburton 






























4.3.4. Caracterización de fluidos, reservorio T 
A continuación se muestran los resultados obtenidos del PVT. Tabla 4.5 
 










4.4. CONDICIONES PARA LA APLICACIÓN DEL MÉTODO 
 
4.4.1. Criterios de Aplicación para la inyección del CO2 Huff and Puff 
La inyección de CO2 en el campo maduro se realizará con el propósito de mejorar la 
recuperación de petróleo mediante: 
 Incremento en el volumen del petróleo, 
 Reducción de la viscosidad del petróleo, 
 Reducción de la tensión interfacial entre el crudo y la fase CO2/Hidrocarburo 
en las aéreas con miscibilidad, 
 Generación de miscibilidad cuando se tiene disponibilidad de altas presiones. 
 
Algunas operaciones relevantes publicadas de Huff and Puff mostradas en la Tabla 
4.6, fueron revisadas para identificar los criterios de selección. La mayoría de los 
datos publicados se refiere a petróleos livianos, menos viscosos que 5 cp, 
petróleos medianos (5-50 cp) y los petróleos pesados (> 50 cP). 
Tabla 4.6 Criterios de selección Huff and Puff 
 
Fuente: “Screening Criteria for Carbon Dioxide Huff ‘n’ Puff Operation” contains 




Dependiendo de situaciones específicas, la producción de los pozos podría ser 
ayudada por la presurización, la liberación y/o expansión de CO2, la reducción de 
la viscosidad reducida de petróleo. El rendimiento también puede ser ayudado por 
el influjo de agua o drenaje por gravedad a las condiciones del yacimiento 
específicas. Algunos atributos específicos de los yacimientos como la 
permeabilidad o la distribución de la presión pueden aumentar ciertos 
mecanismos. 
4.4.2. Selección de pozos del Campo maduro 
El área de estudio presenta 40 pozos completados en los reservorios  U y T, los 
cuales se distribuyen en 28 pozos activos y 12 pozos inactivos. 
Se agrupan los pozos a ser analizados en cuatro (4) grupos en función del índice 
de eficiencia de producción de cada uno de ellos. Ver Figura 4.9. 
Figura 4.9 Jerarquización de pozos 
 




Pozos activos  
Para los pozos activos se seleccionarán los pozos cuya tasa de producción de 
petróleo sea menor a 200 BPD, es decir pozos con baja eficiencia de producción 
de petróleo y pozos con bajo aporte de fluidos.  
Reservorio U 
El reservorio U presenta 17 pozos activos. 
Tabla 4.7 Producción de pozos activos reservorio U 
Pozo Qo (BPD) Qw (BPD) 
U-06 37 3242 
U-08 459 266 
U-11 349 833 
U-13 386 1550 
U-15 50 1799 
U-23A 127 447 
U-25 566 610 
U-28 151 63 
U-29 50 513 
U-31 780 217 
U-34 150 497 
U-36 109 535 
U-37A 700 755 
U-40 77 73 
U-41 643 11 
U-43 149 1516 
U-44 344 589 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
De acuerdo a su tasa de producción los pozos activos del reservorio “U” que serán 
seleccionados para la aplicación del método son los pozos con baja eficiencia de 
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producción de petróleo y bajo aporte de fluido, correspondientes a los cuadrantes 
Q3 y Q4: U-06, U-15, U-43, U-23A, U-28, U-29, U-34, U-36 y U-40. Figura 4.10 
 Figura 4.10 Jerarquización de pozos activos reservorio U 
 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
 
Reservorio T   
 
El reservorio T tiene 11 pozos activos.  
Tabla 4.8 Producción de pozos activos reservorio T 
 
Pozo Qo (BPD) Qw (BPD) 
T-03 71 546 
T-16 196 910 
T-24 64 512 
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T-26 102 9 
T-27 613 794 
T-30 962 2416 
T-31 199 1380 
T-32 178 962 
T-35 379 423 
T-39 124 2066 
T-41 357 707 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
 
De acuerdo a su tasa de producción los pozos activos del reservorio “T” que serán 
seleccionados para la aplicación del método son los pozos con baja eficiencia de 
producción de petróleo y bajo aporte de fluido, correspondientes a los cuadrantes 























Figura 4.11 Jerarquización de pozos activos reservorio T 
 
Fuente: Halliburton 




Para los pozos inactivos se seleccionarán los pozos cuya tasa de abandono de 
petróleo haya sido mayor a 200 BPD, es decir pozos con mayor eficiencia de 








Reservorio U  
Tabla 4.9 Producción de pozos inactivos reservorio U 
 
Pozo Qo (BPD) Qw (BPD) 
U-02A 247 3584 
U-03 51 2897 
U-05 152 3568 
U-05S1 33 3077 
U-07 86 3430 
U-09 751 5573 
U-09S1 339 5320 
U-10 83 2438 
U-14 295 2248 
U-16 67 99 
U-17 8 759 
U-18 24 806 
U-19 67 718 
U-20 108 368 
U-21 162 1364 
U-26 209 612 
U-39 167 694 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
De acuerdo a su tasa de producción los pozos inactivos del reservorio “U” 
que serán seleccionados para la aplicación del método son los pozos con 
mayor eficiencia de producción de petróleo y con mayor aporte de fluidos,  
correspondientes a los cuadrantes Q1 y Q2: U-02A, U-09, U-09S1, U-14 y 







Figura 4.12 Jerarquización de pozos inactivos reservorio U 
 
 Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
Reservorio T  
Tabla 4.10 Producción de pozos inactivos reservorio T 
Pozo Qo (BPD) Qw (BPD) 
T-01 132 586 
T-02 987 1,429 
T-02A 496 1,129 
T-04 281 1,585 
T-05 220 1,131 
T-05S1 102 224 
T-06 96 406 
T-07 12 1,101 
T-08 179 2,147 
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T-10 53 2,814 
T-11 298 846 
T-12 64 3,164 
T-14 117 621 
T-15 628 514 
T-17 15 557 
T-19 58 1,246 
T-20 46 246 
T-21 36 670 
T-22 56 1,024 
T-23 1,254 115 
T-25 368 402 
T-29 40 1,263 
T-34 173 976 
T-38S1 189 1,291 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
 
De acuerdo a su tasa de producción los pozos inactivos del reservorio “U” que serán 
seleccionados para la aplicación del método son los pozos con mayor eficiencia de 
producción de petróleo y con mayor aporte de fluidos correspondientes a los 






















4.4.3. Caracterización de pozos seleccionados 
Los pozos seleccionados según la tasa de producción serán caracterizados 
mediante su gravedad API y temperatura, puesto que estas son variables para el 








Tabla 4.11 Caracterización de pozos activos  
RESERVORIO U RESERVORIO T 
POZO 
API  (60 °F) 
°API 
T   
°F 
POZO 
API  (60 °F) 
°API 
T   
°F 
U-006 18.7 205 T-003 26.0 146 
U-015 17.4 202 T-016 22.7 170 
U-023A 18.6 144 T-024 27.4 150 
U-028 19.3 164 T-026 30.4 98 
U-029 18.1 148 T-031 26.5 200 
U-034 17.6 150 T-032 28.1 170 
U-036 18.7 144 T-039 25.5 194 
U-040 25.6 103    
U-043 23.7 186    
Fuente: Halliburton 





Tabla 4.12 Caracterización de pozos inactivos 
RESERVORIO U RESERVORIO T 
POZO 
API  (60 °F) 
°API 
T   
°F 
POZO 
API  (60 °F) 
°API 
T   
°F 
U-002A 19.4 204 T-002 27.3 206 
U-009 18.4 166 T-002A 28.2 206 
U-009S1 18.9 218 T-011 27.3 182 
U-014 18.1 186 T-015 27.0 150 
U-026 18.7 149 T-023 28.0 152 
   T-025 18.4 138 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
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4.4.4. Estimación de la Presión Mínima de Miscibilidad (PMM) 
 













CMW   
Una vez conocido el peso molecular del componente C5
+
 se puede estimar la presión 
mínima de miscibilidad usando la relación publicada por Holm y Josendal y 
actualizada por Mungan, la cual estima la MMP partiendo del peso molecular del 
componente C5
+
 y de la temperatura del reservorio. 
   )(*377,4005,1*)(*727,7558,329 55   CMWCMWPMM T  
A continuación se detallan los cálculos:  
Pozos Activos 














    PsiPMM 417,500.336*377,4005,1*00.336*727,7558,329 205   
De la misma manera se realizo el cálculo para los demás pozos y los resultados 
son detallados en la tabla 4.13 
Tabla 4.13 Presión Mínima de Miscibilidad, Pozos Activos 















U-006 336.00 5,417 T-003 244.64 2,515 
U-015 360.13 5,715 T-016 278.79 3,480 
U-023A 337.74 3,544 T-024 232.59 2,450 
U-028 325.93 3,950 T-026 210.45 1,400 
U-029 346.71 3,758 T-031 240.19 3,652 
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U-034 356.19 3,927 T-032 227.01 2,772 
U-036 336.00 3,524 T-039 249.25 3,648 
U-040 248.32 1,791    
U-043 267.46 3,726    
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
Pozos Inactivos  
 
Tabla 4.14 Presión Mínima de Miscibilidad, Pozos Inactivos 













U-002A 324.32 5,183 T-002 233.4 3,688 
U-009 341.27 4,212 T-002A 226.2 3,564 
U-009S1 332.57 5,837 T-011 233.4 3,119 
U-014 346.71 4,927 T-015 235.9 2,490 
U-026 336.00 3,658 T-023 227.8 2,430 
   
T-025 341.3 3,425 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
 
4.4.5. Cálculo de la Presión Mínima de miscibilidad relativa 
 
Para determinar la miscibilidad entre el CO2 y el petróleo en cada pozo se procede a 
calcular la presión mínima de miscibilidad relativa, de acuerdo a la Figura 4.14, se 
obtendrá los pozos en los cuales se dé la miscibilidad y sean factibles para la 






Figura 4.14 Presión mínima de miscibilidad relativa 
 




La presión mínima de miscibilidad relativa es la relación entre la presión del 











Pozos Activos  
Reservorio U 











Según la figura de PMMr en este pozo no se dará la miscibilidad, puesto que no se 




De la misma manera se procede a calcular para los demás pozos, cuyos resultados 
se detallan en la tabla 4.15.  










U-006 3,100 5,417 0.57 INMISCIBLE 
U-015 3,100 5,715 0.54 INMISCIBLE 
U-023A 3,100 3,544 0.87 NEAR MISCIBLE 
U-028 3,100 3,95 0.78 NEAR MISCIBLE 
U-029 3,100 3,758 0.82 NEAR MISCIBLE 
U-034 3,100 3,927 0.79 NEAR MISCIBLE 
U-036 3,100 3,524 0.88 NEAR MISCIBLE 
U-040 3,100 1,791 1.73 MISCIBLE 
U-043 3,100 3,726 0.83 NEAR MISCIBLE 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
Reservorio T 










T-003 3,100 2,515 1.23 MISCIBLE 
T-016 3,100 3,480 0.89 NEAR MISCIBLE 
T-024 3,100 2,450 1.27 MISCIBLE 
T-026 3,100 1,400 2.21 MISCIBLE 
T-031 3,100 3,652 0.85 NEAR MISCIBLE 
T-032 3,100 2,772 1.12 MISCIBLE 
T-039 3,100 3,648 0.85 NEAR MISCIBLE 





Pozos Inactivos  
Reservorio U 










U-002A 3,100 5,183 0.60 INMISCIBLE 
U-009 3,100 4,212 0.74 INMISCIBLE 
U-009S1 3,100 5,837 0.53 INMISCIBLE 
U-014 3,100 4,927 0.63 INMISCIBLE 
U-026 3,100 3,658 0.85 NEAR MISCIBLE 



















3,100 3,564 0.87 
NEAR 
MISCIBLE 
T-011 3,100 3,119 0.99 
NEAR 
MISCIBLE 
T-015 3,100 2,490 1.25 MISCIBLE 
T-023 3,100 2,430 1.28 MISCIBLE 








4.5. POZOS CANDIDATOS PARA LA INYECCION DE CO2 HUFF 
AND PUFF 
 
Pozos Activos  
Los pozos activos  en los que se recomienda aplicar la inyección de CO2, Huff and 
Puff, se muestran en la Tabla 4.19 
Reservorio U 


















U-040 25.6 103 248.32 1,791 3,100 1.73 MISCIBLE 
T-003 26.0 146 244.64 2,515 3,100 1.23 MISCIBLE 
T-024 27.4 150 232.59 2,450 3,100 1.27 MISCIBLE 
T-026 30.4 98 210.45 1,400 3,100 2.21 MISCIBLE 
T-032 28.1 170 227.01 2,772 3,100 1.12 MISCIBLE 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
 
Pozos Inactivos  
Los pozos inactivos que pueden ser factibles y en los que se recomienda aplicar la 

























T-015 27.0 150 235.9 2,490 3,100 1.25 MISCIBLE 
T-023 28.0 152 227.8 2,430 3,100 1.28 MISCIBLE 






4.6. POTENCIALES FUENTES DE CO2 
 
Tabla 4.21 Resumen  Fuentes de CO2 




















MMPCGD MMPCGD MMPCGD MMPCGD MMPCGD % MMPCD 
Palo Azul 18 10.4 1.6 - 4.2 4.6 77 3.5 
Indillana 15 8.8 3.5 3.0 - 2.3 50 1.15 
Bermejo 11 13.5 3.0 10.5 66 6.9 
 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A
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4.7. SEPARACIÓN Y ALMACENAMIENTO DE CO2 
 
4.7.1. Evaluación del gas de proceso de la CPF de Palo Azul – Bloque 18 
 
En el Bloque 18, la producción de gas total actual del Campo Palo Azul es de 10.4 
MMPCGD. Según análisis cromatográfico, el gas disponible producido contiene el 
77% de CO2, equivalentes a 8 MMPCD. Después del procesos de separación, la 
disponibilidad de CO2 para inyección es de aproximadamente 3.5 MMPCD.  
 






Además 1,6 MMPCGD quedará para el uso de los servicios de Gas Blanketing y 4.2 
MMPCGD para combustible de la Planta de Generación Eléctrica (PGE) 





Diagrama para separar y almacenar el CO2 del Campo Palo Azul   
 







Estimación de costos Clase V  
 
El monto presupuestado para la implementación del sistema de procesamiento del 
gas, separación y almacenaje del CO2 en la estación Palo Azul del Bloque 18 se 
indica a continuación: 
 
             Tabla 4.23 Presupuesto referencial para la Separación y Procesamiento 
del CO2 Palo Azul 
 
DESCRIPCION COSTO 
Ingeniería, Supervisión en Campo, QA/QC, SSA $       979,000 
Equipo Principal $    5,500,000 
Tubería, válvulas, accesorios, materiales de interconexión 
misceláneos eléctricos y de instrumentación. 
$    1,375,000 
Logística y Transporte $    1,328,000 
Instalación, comisionado y puesta en marcha $    4,125,000 
Contingencia $       661,000 
TOTAL $  13,818,000 
Fuente: Halliburton 




4.7.2. Evaluación del gas de proceso de la CPF de Indillana – Bloque 15. 
 
En el Bloque 15, el gas disponible producido en el Campo Indillana, contiene el 50% 
de CO2, según análisis cromatográficos.  
La producción de gas total actual del Campo Indillana es de 8.8 MMPCGD, de los 
cuales 4.4 MMPCD son de CO2. Después del proceso de separación, se estima 
disponer de 1.15  MMPCD para la inyección de CO2.  
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Se utilizará un volumen de 3,5 MMPCGD para combustible de Gas Blanketing y 3,0 
MMPCGD de gas para compresión. 
Existen facilidades de separación de CO2 (sistema de membranas, que separa +/- 2.0 




Diagrama de Planta de Aislamiento y Almacenamiento de CO2 del Campo 
Indillana – Bloque 15.   
 










Estimación de costos Clase V. 
 
El monto presupuestado para la implementación del sistema de licuefacción y 
almacenamiento del CO2 en la estación CPF de Indillana en el Bloque 15 se indica a 
continuación: 
Tabla 4.24 Presupuesto referencial para la Licuefacción y Almacenamiento  del 
CO2 Indillana 
DESCRIPCION COSTO 
Ingeniería, Supervisión en Campo, QA/QC, SSA $       493,000 
Equipo Principal $    1,650,000 
Tubería, válvulas, accesorios, materiales de 
interconexión misceláneos eléctricos y de 
instrumentación. 
$       660,000 
Logística y Transporte $       416,000 
Instalación, comisionado y puesta en marcha $    1,396,000 
Contingencia $       461,000 
TOTAL $    5,066,000 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
4.7.3. Evaluación del gas de proceso Campo Bermejo – Bloque 11 
 
Este campo produce aproximadamente 13,5 MMPCGD, de los cuales solo 3 
MMPCGD se están aprovechando como combustible para generación y en proyectos 
de inyección de gas para recuperación mejorada, quedando alrededor de 10,5 
MMPCGD, como remanente. 
El contenido de CO2 promedio en el gas es del 65,85% según cromatografías 
tomadas a nivel de pozos.  





4.8. ANÁLISIS ECONÓMICO 
 
4.8.1. Criterios de evaluación del proyecto 
 
Valor actual neto (VAN)  
 
Es un método de evaluación de proyectos de inversión que consiste en determinar el 
valor que resulta de la diferencia entre el desembolso inicial de la inversión y el valor 
presente de los futuros ingresos netos esperados, usando la tasa de descuento acorde 
al rendimiento mínimo esperado. Para calcular el valor actual neto, la inversión 
requerida inicial debe considerarse con signo negativo desde el periodo cero. 















i = Tasa de interés (% decimal)  
A = Monto Inicial ($)  
n = Periodos flujo neto de caja.  
Qs = Flujo Neto de Caja.  
Se tiene los siguientes criterios:  
 VAN = 0; Da igual realizar la inversión.  
 VAN > 0; Conviene realizar la inversión.  
 VAN < 0; No conviene realizarla.  




Tasa interna de retorno (TIR)  
 
Representa una medida de la rentabilidad y está definido como la tasa de interés que 
reduce a cero el valor presente, Una inversión es aconsejable si el TIR resultante es 
superior a la tasa exigida por el inversor. 
Ecuación de la Tasa Interna de Retorno 






























I = Inversión Inicial ($).  
Qs = Flujo Neto de Caja. 
 
4.8.2. Diseño del proyecto 
 
Las siguientes premisas de diseño son para cada pozo.  
 Inyección de un Volumen Gaseoso de CO2 de entre 10 
MMPC/ciclo. 
 Gasto de Inyección estimado 2 MMPC/Día 
 Tiempo estimado de Inyección 5 días 
 Presión de Inyección entre 5000 
 Periodo de Cierre (Proceso de Miscibilidad) 25 - 30 días 
 Incremento de producción esperado: 5 – 10 veces producción pre – 
inyección 






4.8.3. Costos del proyecto 
El costo del proyecto incluye el costo de la implementación del sistema de 
Sistema de licuefacción y almacenamiento del CO2 en la estación CPF, ver Tabla 
4.25, y el costo del sistema de inyección de CO2 por cada pozo, ver tabla 4.27. 
 
Sistema de licuefacción y almacenamiento del CO2 en la estación CPF 
Tabla 4.25 Costo Sistema de licuefacción y almacenamiento del CO2 en la 
estación CPF 
DESCRIPCION COSTO 
Ingeniería, Supervisión en Campo, QA/QC, 
SSA 
$493,000  
Equipo Principal $1,650,000  
Tubería, válvulas, accesorios, materiales de 
interconexión misceláneos eléctricos y de 
instrumentación. 
$660,000  
Logística y Transporte $416,000  
Instalación, comisionado y puesta en 
marcha 
$1,396,000  
Contingencia $461,000  
TOTAL $5,076,000  
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  













Tabla 4.26 Costo Equipo Principal, Sistema de licuefacción y almacenamiento del 
CO2  
Equipo Principal  
Sistema de enfriamiento de gas  Existe 
Sistema de compresión del gas  Existe 
Sistema de pre tratamiento antes de la membrana de 
separación del CO2  
Existe 
Sistema de separación del CO2 del gas, mediante el 
uso de membranas.  
Existe 
Sistema de compresión del gas mediante el uso de 
compresores  
$250,000  
Sistema de enfriamiento $650,000  
Sistema de almacenamiento y bombeo del CO2 en 
pipas de transporte 
$550,000  
Sistema de Purificación del CO2  $200,000  
Sistema de Venteo del CO2 Existe 
TOTAL $1,650,000  
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
 
Sistema de inyección de CO2 por cada pozo 
Tabla 4.27 Costo Sistema de inyección de CO2, por cada pozo 
EQUIPO CAPACIDAD UNIT. COSTO 
Booster pump 12,000  BLS/D                $ 288,000  
High pressure pump 9,500  BLS/D             $ 2,300,000  
Precio del CO2 (P80) 1,200 MMPC $ 36,000 
TOTAL $ 2,624,000 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
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4.8.4. Ingresos del proyecto 
 
Los ingresos del proyecto se obtienen para cada pozo, multiplicando la 
producción incremental mensual por el precio referencial del petróleo para el 
proyecto. El precio del petróleo para el proyecto es regulado mediante un factor K 
de ajuste del precio por calidad. Tabla 4.28 
 
Tabla 4.28 Ajuste del precio del petróleo por calidad 
Grado API 28.1 
Precio  crudo Oriente 80 
$/BLS 
API crudo Oriente 23 
Factor K de ajuste del precio por calidad 1.3 
Precio del crudo del proyecto 85.3 
$/BLS 
Tasa de actualización mensual 1.17% 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
4.8.5. Pronóstico de producción 
 
El pronóstico de producción se lo realizo para cada pozo, asumiendo un 
incremental del 9% en el primer ciclo. Basado en el pozo LIC-1 REM-1602, FPR-






 Figura 4.17  Pronóstico de producción Huff and Puff 
Fuente: Pozo LIC-1 REM-1602, FPR-50, campo Remolino, México 
  
 
Pozos Activos  
4.8.6. Análisis Económico Pozo T – 032 
 
El Pozo T – 032 será el primer pozo a intervenir con la recuperación mejorada, 
por lo que este pozo tiene una inversión de $ 7,700,000 que corresponden al costo 
de la implementación del sistema de licuefacción y almacenamiento del CO2 en la 
estación CPF, ver Tabla 4.25, y el costo del sistema de inyección de CO2 por cada 
pozo, ver Tabla 4.27. 
Tabla 4.29 Ajuste de calidad del petróleo. T – 032 
Ajuste de calidad del petróleo 
Grado API 28.1 
Precio  crudo Oriente  $ 80 
API crudo Oriente 23 
Factor K de ajuste del precio por calidad 1.3 
Precio del crudo del proyecto  $ 85.3 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
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Tabla 4.30 Costos variables de operación. T – 032 
Costos variables de operación: 
Combustible (energía) 0.005  Bls/Bls fluido 
Químicos 0.1  $/Bls fluido 
Transporte 2  $/Bls 
Precio del combustible 94.2  $/Bls 
Fuente: Halliburton 





Figura 4.18  Pronóstico de producción. T – 032 
 
 









Tabla 4.31 Análisis Económico. T - 032 
Mes Uni 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 
Producc. 
Petróleo 
bls/d 180 0 900 648 486 330 240 180 126 90 72 48 0 0 0 648 486 330 
Corte de 
agua 
 0.20 0.00 0.20 0.22 0.23 0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 0.33 0.35 0.00 0.00 0.00 0.20 0.22 0.23 
Producc. 
de agua 
bls/d 45 0 225 179 148 110 87 71 54 42 36 26 0 0 0 162 134 100 
Producc. 
De fluidos 
bls/d 225 0 1125 827 634 440 327 251 180 132 108 74 0 0 0 810 620 430 
Ingresos $ 0.00 0.00 2303208 1658310 1243732 844510 614189 460642 322449 230321 184257 122838 0 0 0 1658310 1243732 844510 
Costo 
variable 
$/bls 0.00 0.00 2.87 2.89 2.91 2.93 2.95 2.97 3.00 3.02 3.05 3.07 0.00 0.00 0.00 2.87 2.89 2.91 
Costo 
variable 
$ 0.00 0.00 77528 56181 42418 29002 21245 16053 11324 8155 6579 4424 0 0 0 55820 42135 28802 
Inversión $ (7,700,000) 
                 
Flujo de 
caja Neto 




$ (7,700,000) (7,700,000) (5,474,320) (3,872,191) (2,670,876) (1,855,369) (1,262,424) (817,836) (506,711) (284,545) (106,867) 11,547 11,547 11,547 11,547 1,614,036 2,815,633 3,631,341 
 
Mes Uni 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 
Producc. 
Petróleo 
bls/d 240 180 126 90 72 48 0 0 468 330 240 180 126 90 72 48 
Corte de agua  0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 0.33 0.00 0.00 0.20 0.22 0.23 0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 
Producc. de agua bls/d 80 65 50 39 33 24 0 0 117 91 73 60 46 36 31 22 
Producc. De 
fluidos 
bls/d 320 245 176 129 105 72 0 0 585 421 313 240 172 126 103 70 
Ingresos $ 614189 460642 322449 230321 184257 122838 0 0 1197668 844510 614189 460642 322449 230321 184257 122838 
Costo variable $/bls 2.93 2.95 2.97 3.00 3.02 3.05 0.00 0.00 2.87 2.89 2.91 2.93 2.95 2.97 3.00 3.02 
Costo variable $ 21092 15933 11237 8089 6524 4386 0 0 40315 28611 20947 15819 11153 8026 6471 4349 
Inversión $ 
                
Flujo de caja 
Neto 
$ 593096 444708 311212 222232 177733 118452 0 0 1157354 815899 593242 444822 311296 222294 177786 118489 
Flujo de caja 
Acumulado 
$ 4,224,437 4,669,145 4,980,357 5,202,589 5,380,322 5,498,774 5,498,774 5,498,774 6,656,128 7,472,027 8,065,269 8,510,091 8,821,387 9,043,681 9,221,467 9,339,955 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
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Figura 4.19  Flujo de caja acumulado. T-032 
 
 




Tabla 4.32 Resultados. Análisis Económico. T – 032 
RESULTADOS T - 032 
VALOR ACTUAL NETO VAN $ 6,837,956  
TASA INTERNA DE RETORNO TIR 7.83 % 
RECUPERACION DE LA INVERSION PAY BACK 11 MESES 




4.8.7. Análisis Económico Pozo T – 026   
 
El Pozo T – 026  tiene una inversión de $ 2,624,000 que corresponden al costo del 
sistema de inyección de CO2, ver Tabla 4.27. 
Tabla 4.33 Ajuste de calidad del petróleo. T – 026   
Ajuste de calidad del petróleo 
Grado API 30.4 
Precio  crudo Oriente $ 80 
API crudo Oriente 23 
Factor K de ajuste del precio por calidad 1.3 
Precio del crudo del proyecto $ 87.7 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
Tabla 4.34 Costos variables de operación. T – 026   
 
Costos variables de operación: 
Combustible (energía) 0.005 bls/blsfluido 
Químicos 0.1 $/bls fluido 
Transporte 2  $/bls 
Precio del combustible 94.2  $/bls 
 













Tabla 4.35 Análisis Económico. T – 026 
Mes Uni 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 
Producc. 
Petróleo 
bls/d 102 0 510 367 275 187 136 102 71 51 41 27 0 0 0 367 275 187 
Corte de agua  0.20 0.00 0.20 0.22 0.23 0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 0.33 0.35 0.00 0.00 0.00 0.20 0.22 0.23 
Producc. de 
agua 
bls/d 26 0 128 102 84 62 49 40 31 24 20 15 0 0 0 92 76 57 
Producc. De 
fluidos 
bls/d 128 0 638 469 359 249 185 142 102 75 61 42 0 0 0 459 352 244 
Ingresos $ 0.00 0.00 1341749 966059 724544 491975 357800 268350 187845 134175 107340 71560 0 0 0 966059 724544 491975 
Costo variable $/bls 0.00 0.00 2.89 2.91 2.93 2.95 2.97 3.00 3.02 3.04 3.07 3.10 0.00 0.00 0.00 2.89 2.91 2.93 
Costo variable $ 0.00 0.00 44253 32071 24217 16560 12132 9168 6468 4658 3759 2528 0 0 0 31862 24053 16444 
Inversión $ (2,624,000) 
                 
Flujo de caja 
Neto 
$ (2,624,000) 0.00 1297496 933988 700327 475415 345668 259182 181376 129517 103581 69032 0 0 0 934197 700491 475531 
Flujo de caja 
Acumulado 
$ (2,624,000) (2,624,000) (1,326,504) (392,516) 307,811 783,226 1,128,894 1,388,076 1,569,452 1,698,969 1,802,550 1,871,582 1,871,582 1,871,582 1,871,582 2,805,779 3,506,270 3,981,801 
 
Mes Uni 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 
Producc. 
Petróleo 
bls/d 136 102 71 51 41 27 0 0 265 187 136 102 71 51 41 27 
Corte de agua  0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 0.33 0.00 0.00 0.20 0.22 0.23 0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 
Producc. de agua bls/d 45 37 28 22 19 14 0 0 66 52 41 34 26 20 17 13 
Producc. De 
fluidos 
bls/d 181 139 100 73 60 41 0 0 332 239 177 136 97 71 58 40 
Ingresos $ 357800 268350 187845 134175 107340 71560 0 0 697709 491975 357800 268350 187845 134175 107340 71560 
Costo variable $/bls 2.95 2.97 3.00 3.02 3.04 3.07 0.00 0.00 2.89 2.91 2.93 2.95 2.97 3.00 3.02 3.04 
Costo variable $ 12043 9099 6418 4620 3727 2506 0 0 23011 16333 11959 9033 6369 4584 3696 2484 
Inversión $ 
                
Flujo de caja 
Neto 
$ 345756 259251 181427 129555 103613 69054 0 0 674698 475642 345841 259317 181476 129591 103644 69075 
Flujo de caja 
Acumulado 
$ 4,327,557 4,586,808 4,768,235 4,897,789 5,001,403 5,070,457 5,070,457 5,070,457 5,745,155 6,220,797 6,566,637 6,825,955 7,007,430 7,137,021 7,240,665 7,309,740 




Figura 4.21  Flujo de caja acumulado. T – 026  
 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
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Tabla 4.36 Resultados. Análisis Económico. T – 026  
 
RESULTADOS T - 026 
VALOR ACTUAL NETO VAN $ 5,829,562 
TASA INTERNA DE RETORNO TIR 17.86 % 
RECUPERACION DE LA INVERSION PAY BACK 4 MESES 




4.8.8. Análisis Económico Pozo T – 003   
 
El Pozo T – 003  tiene una inversión de $ 2,624,000 que corresponden al costo del 
sistema de inyección de CO2, ver Tabla 4.27.  
 
Tabla 4.37 Ajuste de calidad del petróleo. T – 003   
Ajuste de calidad del petróleo 
Grado API 26 
Precio  crudo Oriente $ 80 
API crudo Oriente 23 
Factor K de ajuste del precio por calidad 1.3 
Precio del crudo del proyecto $ 83.1 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
Tabla 4.38 Costos variables de operación. T – 003   
 
Costos variables de operación: 
Combustible (energía) 0.005 bls/bls fluido 
Químicos 0.1 $/bls fluido 
Transporte 2  $/bls 
Precio del combustible 94.2  $/bls 






Figura 4.22  Pronóstico de producción. T – 003  
 
 





Tabla 4.39 Análisis Económico. T – 003 
Mes Uni 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 
Producc. Petróleo bls/d 71 0 353 254 190 129 94 71 49 35 28 19 0 0 0 254 190 129 
Corte de agua  0.20 0.00 0.20 0.22 0.23 0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 0.33 0.35 0.00 0.00 0.00 0.20 0.22 0.23 
Producc. de agua bls/d 18 0 88 70 58 43 34 28 21 16 14 10 0 0 0 63 53 39 
Producc. De fluidos bls/d 88 0 441 324 248 172 128 98 71 52 42 29 0 0 0 317 243 169 
Ingresos $ 0.00 0.00 878994 632876 474657 322298 234398 175799 123059 87899 70320 46880 0 0 0 632876 474657 322298 
Costo variable $/bls 0.00 0.00 2.85 2.87 2.89 2.91 2.93 2.95 2.97 3.00 3.02 3.05 0.00 0.00 0.00 2.85 2.87 2.89 
Costo variable $ 0.00 0.00 30163 21855 16500 11280 8262 6242 4403 3170 2557 1720 0 0 0 21717 16392 11203 
Inversión $ (2,624,000) 
                 
Flujo de caja Neto $ (2,624,000) 0.00 848831 611020 458157 311018 226136 169557 118656 84729 67762 45160 0 0 0 611158 458265 311094 
Flujo de caja 
Acumulado 
$ (2,624,000) (2,624,000) (1,775,169) (1,164,149) (705,992) (394,974) (168,838) 719 119,375 204,104 271,866 317,026 317,026 317,026 317,026 928,185 1,386,450 1,697,544 
 
es Uni 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 
Producc. Petróleo bls/d 94 71 49 35 28 19 0 0 183 129 94 71 49 35 28 19 
Corte de agua  0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 0.33 0.00 0.00 0.20 0.22 0.23 0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 
Producc. de agua bls/d 31 26 20 15 13 9 0 0 46 36 29 24 18 14 12 9 
Producc. De fluidos bls/d 125 96 69 50 41 28 0 0 229 165 123 94 67 49 40 28 
Ingresos $ 234398 175799 123059 87899 70320 46880 0 0 457077 322298 234398 175799 123059 87899 70320 46880 
Costo variable $/bls 2.91 2.93 2.95 2.97 3.00 3.02 0.00 0.00 2.85 2.87 2.89 2.91 2.93 2.95 2.97 3.00 
Costo variable $ 8204 6196 4370 3145 2536 1705 0 0 15685 11130 8148 6153 4338 3121 2516 1691 
Inversión $ 
                
Flujo de caja Neto $ 226195 169602 118690 84754 67783 45175 0 0 441392 311168 226250 169646 118722 84778 67803 45189 
Flujo de caja 
Acumulado 
$ 1,923,739 2,093,341 2,212,031 2,296,785 2,364,569 2,409,743 2,409,743 2,409,743 2,851,135 3,162,303 3,388,554 3,558,200 3,676,921 3,761,699 3,829,503 3,874,692 




Figura 4.23  Flujo de caja acumulado. T – 003  
 
 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
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Tabla 4.40 Resultados. Análisis Económico. T – 003  
 
 
RESULTADOS T - 003 
VALOR ACTUAL NETO VAN $ 2,916,861 
TASA INTERNA DE RETORNO TIR 9.47 % 
RECUPERACION DE LA INVERSION PAY BACK 7 MESES 
 




4.8.9. Análisis Económico Pozo T – 024   
 
El Pozo T – 024 tiene una inversión de $ 2,624,000 que corresponden al costo del 
sistema de inyección de CO2, ver Tabla 4.27 
Fuente: Halliburton 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
. 
Tabla 4.41 Ajuste de calidad del petróleo. T – 024   
Ajuste de calidad del petróleo 
Grado API 27.4 
Precio  crudo Oriente $ 80 
API crudo Oriente 23 
Factor K de ajuste del precio por calidad 1.3 
Precio del crudo del proyecto $ 84.6 











Tabla 4.42 Costos variables de operación. T – 024   
Costos variables de operación: 
Combustible (energía) 0.005 bls/bls fluido 
Químicos 0.1 $/bls fluido 
Transporte 2 $/bls 
Precio del combustible 94.2 $/bls 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 










Tabla 4.43 Análisis Económico. T – 024  
 
Mes Uni 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 
Producc. Petróleo bls/d 85 64 45 32 26 17 0 0 166 117 85 64 45 32 26 17 
Corte de agua 
 
0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 0.33 0.00 0.00 0.20 0.22 0.23 0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 
Producc. de agua bls/d 28 23 18 14 12 9 0 0 42 32 26 21 16 13 11 8 
Producc. De fluidos bls/d 114 87 62 46 37 26 0 0 208 150 111 85 61 45 37 25 
Ingresos $ 216176 162132 113493 81066 64853 43235 0 0 421544 297242 216176 162132 113493 81066 64853 
4323
5 
Costo variable $/bls 2.92 2.94 2.97 2.99 3.01 3.04 0.00 0.00 2.87 2.88 2.90 2.92 2.94 2.97 2.99 3.01 
Costo variable $ 7470 5643 3980 2865 2310 1553 0 0 14280 10134 7419 5603 3950 2843 2292 1540 
Inversión $ 
                
Flujo de caja Neto $ 208706 156489 109513 78202 62543 41682 0 0 407264 287108 208757 156529 109542 78224 62561 41695 

































Elaborado por: Edgar Espinosa A. 
 
 




64 0 320 230 173 117 85 64 45 32 26 17 0 0 0 230 173 117 
Corte de agua 
 
0.20 0.00 0.20 0.22 0.23 0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 0.33 0.35 0.00 0.00 0.00 0.20 0.22 0.23 
Producc. de agua 
bls/
d 
16 0 80 64 53 39 31 25 19 15 13 9 0 0 0 58 48 36 
Producc. De fluidos 
bls/
d 
80 0 399 294 225 156 116 89 64 47 38 26 0 0 0 288 220 153 












0.00 0.00 2.87 2.88 2.90 2.92 2.94 2.97 2.99 3.01 3.04 3.06 0.00 0.00 0.00 2.87 2.88 2.90 
Costo variable $ 0.00 0.00 27461 19899 15024 10272 7524 5685 4010 2888 2330 1567 0 0 0 19772 14924 10201 
Inversión $ 
(2,624,00
0)                  
Flujo de caja Neto $ 
(2,624,00
0) 






















































Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
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Tabla 4.44 Resultados. Análisis Económico. U – 04 
 
RESULTADOS U – 024   
VALOR ACTUAL NETO VAN $ 2,490,800  
TASA INTERNA DE RETORNO TIR 8.28 % 
RECUPERACION DE LA INVERSION PAY BACK 10 MESES 




4.8.10. Análisis Económico Pozo U – 040  
 
El Pozo U – 040 tiene una inversión de $ 2,624,000 que corresponden al costo del 
sistema de inyección de CO2, ver Tabla 4.27. 
 
Tabla 4.45 Ajuste de calidad del petróleo. U – 040 
Ajuste de calidad del petróleo 
Grado API 25.6 
Precio  crudo Oriente $ 80 
API crudo Oriente 23 
Factor K de ajuste del precio por calidad 1.3 
Precio del crudo del proyecto $ 82.7 
Elaborado por: Edgar Espinosa A.  
 
Tabla 4.46 Costos variables de operación. U – 040  
Costos variables de operación: 
Combustible (energía) 0.005 bls/bls fluido 
Químicos 0.1  $/bls fluido 
Transporte 2  $/bls 
Precio del combustible 94.2 $/bls 














Tabla 4.47 Análisis Económico. U - 040 
Mes Uni 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 
Producc. 
Petróleo 
bls/d 77 0 384 276 207 141 102 77 54 38 31 20 0 0 0 276 207 141 
Corte de agua  0.20 0.00 0.20 0.22 0.23 0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 0.33 0.35 0.00 0.00 0.00 0.20 0.22 0.23 
Producc. de 
agua 
bls/d 19 0 96 76 63 47 37 30 23 18 15 11 0 0 0 69 57 43 
Producc. De 
fluidos 
bls/d 96 0 480 353 270 188 140 107 77 56 46 32 0 0 0 346 265 184 
Ingresos $ 0.00 0.00 952750 685980 514485 349342 254067 190550 133385 95275 76220 50813 0 0 0 685980 514485 349342 
Costo 
variable 
$/bls 0.00 0.00 2.85 2.87 2.89 2.91 2.93 2.95 2.97 2.99 3.02 3.04 0.00 0.00 0.00 2.85 2.87 2.89 
Costo 
variable 
$ 0.00 0.00 32817 23778 17950 12272 8988 6791 4790 3449 2782 1871 0 0 0 23628 17833 12189 
Inversión $ (2,624,000) 
                 
Flujo de caja 
Neto 
$ (2,624,000) 0.00 919934 662202 496535 337070 245079 183759 128595 91826 73438 48943 0 0 0 662352 496652 337153 
Flujo de caja 
Acumulado 
$ (2,624,000) (2,624,000) (1,704,066) (1,041,864) (545,330) (208,260) 36,819 220,578 349,174 441,000 514,438 563,381 563,381 563,381 563,381 1,225,733 1,722,385 2,059,538 
                    
Mes Uni 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 
Producc. 
Petróleo 
bls/d 102 77 54 38 31 20 0 0 200 141 102 77 54 38 31 20 
Corte de agua  0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 0.33 0.00 0.00 0.20 0.22 0.23 0.25 0.27 0.28 0.30 0.32 
Producc. de agua bls/d 34 28 21 16 14 10 0 0 50 39 31 26 20 15 13 9 
Producc. De 
fluidos 
bls/d 137 105 75 55 45 31 0 0 250 180 134 102 73 54 44 30 
Ingresos $ 254067 190550 133385 95275 76220 50813 0 0 495430 349342 254067 190550 133385 95275 76220 50813 
Costo variable $/bls 2.91 2.93 2.95 2.97 2.99 3.02 0.00 0.00 2.85 2.87 2.89 2.91 2.93 2.95 2.97 2.99 
Costo variable $ 8925 6741 4753 3421 2759 1855 0 0 17065 12109 8864 6694 4719 3395 2737 1839 
Inversión $ 
                
Flujo de caja 
Neto 
$ 245142 183809 128632 91854 73461 48959 0 0 478365 337233 245202 183856 128666 91880 73483 48974 
Flujo de caja 
Acumulado 
$ 2,304,680 2,488,489 2,617,120 2,708,974 2,782,435 2,831,394 2,831,394 2,831,394 3,309,759 3,646,992 3,892,194 4,076,051 4,204,717 4,296,597 4,370,080 4,419,054 




Figura 4.27  Flujo de caja acumulado. U – 040. 
 




Tabla 4.48 Resultados. Análisis Económico. U - 040 
 
RESULTADOS U – 040   
VALOR ACTUAL NETO VAN $ 3,378,445 
TASA INTERNA DE RETORNO TIR 10.76 % 
RECUPERACION DE LA INVERSION PAY BACK 6 MESES 





















 El objetivo principal de los métodos de Recuperación Mejorada es desplazar el 
petróleo residual móvil a través del medio poroso hacia los pozos productores. 
La eficiencia de desplazamiento depende de la variación de la viscosidad, 
reducción de las fuerzas capilares y reducción de movilidad del agua de 
formación. 
 
 El presente estudio analiza los principales parámetros bajo los cuales se puede 
inyectar el CO2, con el propósito de mejorar la recuperación de petróleo, 
prolongando así la vida productiva de cada pozo seleccionado.  
 
 
 Cuando el CO2 se introduce en el reservorio interactúa con la roca reservorio y 
el petróleo contenido, creando condiciones favorables que mejoran el recobro. 
Dentro de la zona afectada se pueden observar los efectos de la inyección de 
CO2, como son reducción de la viscosidad, aumento de movilidad del 
petróleo, aumento de presión, cambio en la densidad del crudo. 
 
 Los criterios de aplicación para la inyección de CO2 se compararon con los 
criterios técnicos que se tiene en cada reservorio, de los cuales se realizaron 
análisis comparativos en función de diversos factores para su aplicación. 
 
 Los pozos candidatos para la inyección de CO2, fueron clasificados de acuerdo 
al análisis de producción de tasas de petróleo, gravedad API y presión de 
miscibilidad, de acuerdo a la presión mínima de miscibilidad se seleccionó 









API  (60 °F) 
°API 














U-040 25.6 103 248.32 1,791 3,100 1.73 MISCIBLE 
T-003 26.0 146 244.64 2,515 3,100 1.23 MISCIBLE 
T-024 27.4 150 232.59 2,450 3,100 1.27 MISCIBLE 
T-026 30.4 98 210.45 1,400 3,100 2.21 MISCIBLE 
T-032 28.1 170 227.01 2,772 3,100 1.12 MISCIBLE 
 
 Los pozos con menos producción son más favorables para la inyección de 
CO2, pues existe menor disminución de producción durante el cierre de 
producción para efectos de miscibilidad entre el CO2 y el petróleo. 
 
 La producción incremental esperada por efecto del CO2 en los pozos 
seleccionados es de 5 veces mayor a la producción preinyección, con una 
recuperación en el orden del 9 % incremental. 
 
 Los proyectos de recuperación Mejorada con CO2 están ligados a la situación 
mundial de los precios del petróleo, y a la real disponibilidad y costo del 
manejo e inyección del CO2. 
 
 Para el Pozo T – 032 el Valor Actual Neto (VAN), para la inyección de CO2 
fluctúa entre los $ 6,837,956, la Tasa Interna de Retorno (TIR), es del: 7.83 % 
y el Pay Back es 11 meses, considerando que el análisis se lo desarrollo con 
un costo  de $ 7,000,000  correspondiente a la implementación del sistema de 
licuefacción y almacenamiento del CO2 en la estación CPF y el costo del 
sistema de inyección de CO2 en el pozo.  
 
 Para los demás pozos el análisis económico se desarrollo con un costo de $ 
2,624,000  que corresponde al  sistema de inyección de CO2 en el pozo, 
obteniendo un Valor Actual Neto para cada pozo que se indica:  
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POZO VAN TIR PAY BACK 
T – 026 $ 5,829,562 17.86 % 4 MESES 
T – 003  $ 2,916,861 9.47 % 7 MESES 
T – 024  $ 2,490,800 8.28 % 10 MESES 








 Tomar muestras de núcleos de los reservorios del campo maduro en estudio, 
para realizar pruebas de laboratorio  de saturación de núcleos, así como el 
diseño de fluidos para aplicar la inyección de CO2 Huff and Puff.  
 
 Efectuar pruebas de laboratorio “Slim-Tube” para determinar la Presión 
Mínima de Miscibilidad de cada reservorio, y de esta forma determinar si es 
posible obtener la miscibilidad entre el CO2 y el petróleo. 
 
 
 Simular el proceso de la inyección de CO2 Huff and Puff  realizando el 
modelo composicional de cada reservorio, y determinar así los cambios de la 
zona afectada por la inyección de CO2 y  la miscibilidad entre el CO2 y el 
petróleo. 
 
 Realizar estudios para identificar y evaluar las potenciales fuentes de CO2 en 
el país.  
 
 Los pozos candidatos para la inyección de CO2, deben ser clasificados de 
acuerdo a su integridad mecánica, es decir, ausencia de colapsos o 
restricciones, además de presentar zonas sin cementaciones correctivas. 
 
 
 Cada pozo Inyector de CO2 debe cumplir con las condiciones mínimas tanto 
de la integridad mecánica interna (ausencia de fugas en el obturador / Tubería 
de Producción / Tubería de Revestimiento) y la integridad mecánica externa 
(que el CO2  no salga de la zona de inyección permitida). 
 
 Diseñar adecuadamente la Tubería de Revestimiento y consolidar el diseño 
(Casos de Carga, Condiciones de Desgaste, Ruptura) es el primer elemento 
crítico para asegurar la Inyección del CO2, el pozo mantendrá su integridad 





 Evaluar el costo de vida y el impacto de las técnicas de control de la corrosión, 
un enfoque integrado de ingeniería de corrosión se debe utilizar para optimizar 
el ciclo de vida del material y la estimación de los costos de mitigación de la 
corrosión, con el potencial de permitir así los diseños que se aprovechan de la 
tubería de acero al carbono junto con liners de aleaciones resistentes a la 
corrosión, con significativos ahorros de costos y  la superación de las 
limitaciones de capacidad de inyección. 
 
 Uso selectivo de materiales resistentes a la corrosión y aleaciones para 
tuberías de superficie, componentes metálicos y aplicaciones especiales de 
recubrimiento. Uso de elastómeros resistentes al CO2, teflón y nylon para los 
elementos de los empacadores y los sellos. 
 
 Realizar pruebas de inyectividad a tasas múltiples para conocer el caudal con 
el cual el pozo va trabajar. 
 
 Implementar sistemas de control automatizado (Medidores, válvulas, sensores 
de presión en tubing & casing) 
 
 
 El abandono de los pozos debe cumplir con todas las especificaciones 
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Agua Connata. Agua salada, no desplazada de los espacios porosos que cubre las 
superficies de aberturas mayores y llena los poros menores. 
Agentes Miscibles. Sustancias que promueven la miscibilidad entre el agua y el 
petróleo, tales como gas natural, gas enriquecido con GLP, dióxido de carbono o 
nitrógeno 
Combustión en Sitio. Calentamiento de petróleo par incrementar su movilidad 
por decremento de su viscosidad. El calor es aplicado por ignición de la arena de 
petróleo y se mantiene la zona de combustión activa por la inyección de aire. 
Desplazamiento Miscible. Cuando el petróleo es contactado con un fluido con el  
cual es miscible, se disuelven y forman una sola fase. No hay interface entre los 
fluidos y así no hay fuerzas capilares activas. 
Eficiencia de Barrido. Relación del volumen de la roca contactada por el fluido 
desplazado. 
Emulsión. Dispersión de un líquido en otro no miscible con él. 
Fireflooding. Un sinónimo de combustión en sitio. 
Gas asociado. Gas que se encuentra en un yacimiento donde predominan los 
hidrocarburos líquidos en forma de petróleo o condensado. 
Gas dulce. Gas que tiene un contenido bajo de compuestos de azufre, 
especialmente sulfuro de hidrógeno. 
Gas húmedo. El que tiene un contenido alto de propano hasta heptano. 
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Gas inyectado. Gas natural producido que se inyecta de nuevo al mismo 
yacimiento o yacimientos cercanos. El propósito es incrementar la recuperación 
del petróleo mediante el mantenimiento o aumento de la presión en el subsuelo. 
Es también un método eficaz para conservar energía para usos futuros. 
Gas natural. Mezcla de hidrocarburos gaseosos que se ha formado y acumulado 
en el interior de la tierra. Es el producto de la descomposición de la materia 
orgánica de animales y vegetales sepultados durante millones de años. Se utiliza 
como combustible y materia prima de la industria petroquímica. 
Gravedad API. Determinada a base de los estándares del American Petroleum 






Miscible. Se refiere a los líquidos y su habilidad para mezclarse en todas las 
proporciones sin que se forme entre ellos una interfase. 
Movilidad. Medida de la facilidad con el cual un fluido se mueve a través de la 
roca reservorio; la relación de la permeabilidad con la viscosidad del fluido. 
Permeabilidad. La permeabilidad de la roca es la habilidad par dejar fluir un 
fluido. El grado de permeabilidad depende del tamaño, forma de los poros y de la  
interconexión entre ellos. La unidad de  permeabilidad es el darcy. 
Petróleo Original en Sitio. Petróleo existente en un reservorio antes de la 
producción. 
Petróleo Residual. Cantidad de petróleo remanente que queda en la formación al 
terminar un proceso específico de producción. 
Polímero. Un tipo de químico orgánico, caracterizado por contener grandes 
moléculas, que es añadido al agua para una inundación de polímeros.   
Porosidad. Es la capacidad que tiene la roca de almacenar petróleo. 
Proceso Miscibles. inyección de una sustancia hacia el reservorio que es miscible 
con el petróleo. 
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Procesos Químicos. inyección de agua con químicos hacia el reservorio,  
Proceso de Recuperación Mejorada. Técnicas  para recuperar petróleo adicional 
de un yacimiento  después de  métodos de recuperación primaria y secundaria 
económicamente recuperables.  
Proceso de Recuperación Térmica. inyección de vapor dentro del reservorio o 
propagación de una zona de combustión a través de un reservorio por inyección de 
aire hacia el reservorio. 
Proceso Screening. Los pasos de determinación si un proceso  
Recuperación Mejorada de Petróleo. Recuperación de petróleo de un 
yacimiento que resulta de la aplicación de un proceso de recuperación  mejorada. 
Reservorio. Sección de roca porosa que contiene acumulaciones de petróleo o 
gas,  separados o como una mezcla. 
Saturación de Petróleo. cantidad de petróleo contenido en el espacio de poroso. 
Screen. Una lista de condiciones necesarias para conocer si un proceso es 
capacitado para la recuperación de petróleo. 
Surfactante. Una sustancia la cual tienden a concentrarse en una interfase,  
Tensión Interfacial. tensión entre dos fluidos existentes. 
Tensión Superficial. condición existente en la superficie libre de un líquido, 
semejante a las propiedades de una membrana elástica bajo tensión. La tensión es 
el resultado de las fuerzas moleculares, que ejercen una atracción no compensada 
hacia el interior del líquido sobre las moléculas individuales de la superficie 
Viscosidad. Resistencia interna que pone un fluido a fluir. 
Waterflooding. Recuperación secundaria en el cual el agua es inyectada en el 
yacimiento con el fin de crear un empuje de agua  para incrementar la producción. 
 
